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STRAY	  GAS	  OCCURRENCES	  IN	  GROUNDWATER	  IN	  RANDOLPH	  COUNTY,	  WEST	  
VIRGINIA,	  USA	  	  Lindsey	  J.	  Bowman	  	  Stray	  gas	  in	  groundwater	  is	  a	  rising	  health	  and	  safety	  concern	  and	  previous	  research	  has	  documented	  the	  enhancement	  of	  deep	  fluid	  migration	  to	  shallow	  aquifers	  by	  shale	  gas	  activity.	  	  However,	  stray	  gas	  can	  be	  generated	  or	  migrate	  naturally	  into	  shallow	  aquifers	  and	  more	  research	  is	  needed	  to	  establish	  baseline	  conditions	  prior	  to	  energy	  development	  in	  a	  region.	  A	  previous	  survey	  of	  groundwater	  in	  central	  West	  Virginia	  revealed	  that	  some	  high	  stray	  gas	  concentrations	  in	  groundwater	  wells	  could	  possibly	  be	  related	  to	  coal	  mining	  or	  oil	  and	  gas	  development	  (Mulder	  2012).	  However,	  a	  few	  wells	  in	  Randolph	  County	  had	  high	  levels	  of	  dissolved	  methane	  (up	  to	  48	  mg/L)	  unrelated	  to	  historical	  or	  current	  energy	  development.	  This	  study	  aims	  to	  document	  and	  understand	  naturally	  high	  levels	  of	  stray	  gas	  and	  geochemistry	  of	  groundwaters	  in	  an	  area	  that	  has	  not	  yet	  seen	  any	  oil	  or	  gas	  development.	  35	  groundwater	  wells	  were	  sampled	  in	  Randolph	  and	  Pocahontas	  Counties,	  West	  Virginia	  to	  understand	  baseline	  conditions	  of	  naturally	  high	  levels	  of	  stray	  gas	  and	  attempt	  to	  determine	  the	  source	  of	  the	  gas	  and	  elucidate	  the	  most	  likely	  controls	  on	  the	  occurrences	  in	  this	  geologic	  setting.	  While	  the	  majority	  of	  the	  sampled	  wells	  have	  low	  methane	  levels	  (89%	  of	  wells	  have	  concentrations	  less	  than	  1	  mg/L),	  three	  wells,	  Ran-­‐02,	  Ran-­‐23	  and	  Ran-­‐12	  have	  concentrations	  of	  40.0,	  14.0	  and	  9.7	  mg/L	  respectively.	  Results	  indicate	  that	  stray	  gas	  migration	  in	  this	  area	  is	  likely	  controlled	  by	  highly	  localized	  structural	  controls	  such	  as	  natural	  faults	  or	  fractures	  creating	  pathways	  or	  conduits	  for	  deep	  fluid	  to	  migrate	  from	  depth.	  More	  work	  is	  needed	  to	  map	  the	  study	  area	  in	  order	  to	  determine	  precise	  fracture	  trends,	  but	  preliminary	  lineament	  tracing	  and	  field	  observations	  indicate	  that	  there	  is	  the	  potential	  for	  fractures	  to	  create	  the	  necessary	  pathway.	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  
	   iii	  
	  	  
ACKNOWLEDGEMENTS	  I	  would	  like	  to	  thank	  Dr.	  Shikha	  Sharma	  for	  her	  support	  and	  patience	  as	  I’ve	  worked	  to	  complete	  my	  sampling,	  research	  and	  thesis.	  This	  work	  was	  funded	  by	  a	  USGS	  104b	  grant	  and	  a	  DOE-­‐NETL	  grant	  awarded	  to	  Dr.	  Sharma.	  I’d	  also	  like	  to	  acknowledge	  the	  assistance	  I’ve	  received	  from	  my	  committee	  member	  Dr.	  Ryan	  Shackleton	  and	  the	  time	  and	  energy	  he	  committed	  to	  both	  field	  work	  and	  modeling	  to	  enhance	  my	  study.	  Mark	  Kozar,	  my	  third	  committee	  member,	  has	  also	  been	  a	  tremendous	  help	  and	  I	  am	  fortunate	  to	  have	  his	  experience	  and	  expertise	  with	  the	  geology	  and	  hydrology	  of	  the	  region.	  	  I	  would	  also	  like	  to	  thank	  my	  WVU	  SIL	  labmates	  and	  fellow	  graduate	  students:	  Bethany	  Meier,	  Jill	  Riddell,	  Stephen	  Henry	  and	  Habib	  Bravo-­‐Ruiz	  for	  spending	  countless	  hours	  in	  the	  field	  assisting	  me	  with	  sampling	  in	  all	  kinds	  of	  weather.	  In	  particular	  I’d	  like	  to	  acknowledge	  Travis	  Wilson	  for	  his	  technical	  expertise	  and	  support	  from	  the	  very	  beginning	  of	  this	  project.	  	  	  My	  Dad	  and	  Mum,	  Glenn	  and	  Gail	  Bowman,	  have	  supported	  me	  through	  this	  process	  and	  I	  wouldn’t	  have	  been	  able	  to	  complete	  this	  endeavor	  without	  their	  endless	  inspiration	  and	  pep	  talks.	  My	  two	  closest	  friends,	  Bethany	  Meier	  and	  Jill	  Riddell,	  have	  been	  my	  pillars	  as	  we	  work	  through	  this	  program	  together-­‐	  I	  never	  would	  have	  made	  it	  through	  without	  their	  support	  and	  friendship.	  Aneeb	  Sharif’s	  steadfast	  support	  and	  encouragement	  have	  been	  critical	  to	  my	  success	  and	  ability	  to	  complete	  my	  thesis.	   	  	  	  	  	  	  
	   iv	  
TABLE	  OF	  CONTENTS:	  ABSTRACT…………………………………………………………………………….………………………….….ii	  ACKNOWLEDGEMENTS…………………………………………………………………………………...….iii	  TABLE	  OF	  CONTENTS………………………………………………………………………………………….iv	  LIST	  OF	  FIGURES…………………………………………………………………………………………………vi	  LIST	  OF	  TABLES………………………………………………………………………………………………..viii	  1. INTRODUCTION………………………………………………………………………………………...1	  1.1 Study	  Objectives……………………………………………………………………….5	  1.2 Study	  Location	  and	  Geology………………………………………………………6	  2. SAMPLING	  AND	  ANALYTICAL	  METHODS…………………………………………………...9	  2.1 Field	  Parameters…………………………………………………………………….10	  2.2 Geochemistry………………………………………………………………………….11	  2.3 Isotopes………………………………………………………………………………….12	  2.4 Dissolved	  Gas………………………………………………………………………….12	  3. RESULTS…………………………………………………………………………………………………14	  3.1 Field	  Parameters…………………………………………………………………….14	  3.2 Geochemistry………………………………………………………………………….15	  3.3 Isotopes	  of	  Groundwater……..………………………………………………….16	  3.4 Dissolved	  Gas	  Composition	  and	  Isotopes………………………………….16	  4. DISCUSSION…………………………………………………………………………………………….16	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  4.1	  Determining	  Methane	  Source	  and	  Post-­‐genetic	  Effects……………...17	  	   	   4.1.1	  Carbon	  and	  Hydrogen	  isotopes	  of	  methane…………………17	  	   	   4.1.2	  Dissolved	  Gas	  Composition…………………………………………20	  	   	   4.1.3	  Geochemistry………………………………………………….…………22	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  4.2	  Linking	  Methane	  Occurrences	  with	  Natural	  Controls……………..…27	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	  	   4.2.1	  Topography……………………………………………………………….27	  	   	   	   4.2.2	  Well	  Depth…………………………………………………………………28	  	   	   	   4.2.3	  Subsurface	  Structure………………………………………………….29	  5. CONCLUSIONS……………………..………………………………………………………………….31	  6. FIGURES………………………………………………………………………………………………….33	  7. APPENDIX……………………………………………………………………………………………….47	  
	   v	  



























	   vi	  
List	  of	  Figures:	  
	  Figure	  1:	  Location	  of	  study	  site	  along	  the	  Elkins	  Valley	  Anticline	  in	  Randolph	  and	  Pocahontas	  Counties,	  West	  Virginia.	  Inset	  shows	  prominent	  lithologies	  in	  the	  sampling	  area.	  	  	  Figure	  2:	  Elkins	  Valley	  anticline	  showing	  structure	  of	  breached	  anticline	  and	  detachment	  faults	  cutting	  through	  anticlinal	  core	  (Modified	  from	  Ryder	  et	  al.	  2008)	  	  Figure	  3:	  Stratigraphy	  of	  study	  area	  (Modified	  from	  Ryder	  et	  al.	  2008)	  	  Figure	  4:	  Piper	  plot	  of	  all	  samples	  in	  study	  area.	  	  Figure	   5:	   δ13CCH4	  vs.	   δDCH4	  showing	   stray	   gas	   samples	   plotting	   between	   the	   thermogenic	   and	   CO2	  reduction	  produced	  methane	   types.	  Other	  data	   for	   comparison	   is	   from	  previous	  work	  done	  by	  our	  research	  group	  (modified	  from	  Coleman	  1995)	  	  Figure	  6a:	  Hydrogen	  of	  methane	  plotted	  against	  hydrogen	  of	  water	  to	  determine	  whether	  methane	  was	  produced	  by	  CO2	  reduction	  in	  sampled	  aquifer.	  Due	  to	  lack	  of	  relationship,	  the	  sampled	  gas	  has	  migrated	  from	  another	  location.	  	  Figure	  6b:	  Plot	  of	  δ13CDIC	  vs.	  δ13CCH4	  showing	  δ13CDIC	  values	  below	  0%0	  indicating	  CO2	  reduction	  is	  not	  enriching	  the	  δ13CDIC	  in	  the	  aquifer	  	  Figure	  7:	  Cross	  plot	  of	  δ13CCH4	  vs	  C1/C2+	  showing	   stray	  gas	   samples	  plotting	  between	  microbial	   and	  thermogenic	   methane	   signatures.	   Migration	   of	   thermogenic	   gas	   or	   microbial	   oxidation	   of	   CO2	  reduction	   could	   be	   responsible	   for	   the	   stray	   gas	   plotting	   in	   that	   particular	   region	   (modified	   from	  Taylor	  et	  al.	  2000).	  	  Figure	  8:	  Plot	  of	  C2%	  and	  δ13CCH4	  showing	  migration	   trend,	  possible	   secondary	  microbial	   oxidation	  and	   signatures	   possibly	   related	   to	   CO2	   reduction.	   Gray	   box	   represents	   hypothetical	   thermogenic	  methane	  starting	  composition.	  	  	  Figure	  9:	  Bar	  chart	  of	  groundwater	  types	  showing	  that	  Ca-­‐HCO3	  type	  water	  is	  the	  most	  dominant	  type	  in	  the	  study	  area.	  Also,	  all	  dissolved	  methane	  concentrations	  higher	  than	  10	  mg/L	  occur	  in	  Na-­‐HCO3	  type	  waters.	  	  Figure	  10:	  Biplot	  of	  principal	  components	  analysis	  showing	  groupings	  interpreted	  to	  be	  controlled	  by	  sulfate	  reduction/methane	  oxidation	  processes	  and	  a	  brine	  signature.	  	  Figure	  11:	  Cl/Br	  ratios	  plotted	  with	  Cl	  concentrations	  showing	  3	  well	  (Ran-­‐02,	  Ran-­‐13	  and	  Ran-­‐14)	  with	  detectable	  Br	  concentrations.	  Linearity	  of	  remaining	  samples	  is	  due	  to	  the	  Br	  concentrations	  measured	  as	  below	  the	  detection	  limit.	  	  Figure	  12:	  Bubble	  plot	  of	  Cl,	  Na	  and	  dissolved	  methane	  showing	  brine	  constituents	  increasing	  with	  dissolved	  methane	  concentration.	  Bubble	  size	  corresponds	  with	  dissolved	  methane	  concentration	  with	  the	  largest	  bubble	  corresponding	  with	  40	  mg/L	  dissolved	  methane	  and	  the	  smallest	  bubble	  representing	  ~0	  mg/L	  of	  dissolved	  methane.	  	  Figure	  13:	  GMWL	  and	  LMWL	  for	  study	  area	  with	  samples	  plotted	  by	  well	  depth.	  Typical	  range	  of	  Appalachian	  brine	  signatures	  is	  shown	  for	  comparison.	  	  Figure	  14:	  Map	  of	  study	  area	  with	  well	  depth	  categorized	  by	  color	  and	  methane	  concentrations	  (mg/L)	  denoted	  by	  circle	  size.	  Inset	  shows	  intensively	  sampled	  area	  in	  the	  southern	  part	  of	  the	  study	  area.	  
	   vii	  





































	   viii	  
List	  of	  Tables:	  






	   1	  
1.0	  Introduction:	  With	  shale	  gas	  production	  rapidly	  increasing	  in	  basins	  around	  the	  world,	  including	  the	  Appalachian	  basin,	  concerns	  are	  rising	  about	  contamination	  of	  shallow	  aquifers	  through	  fluid	  migration	  from	  depth.	  These	  fluids	  could	  include	  formation	  water,	  fracturing	  fluid,	  or	  natural	  gas.	  In	  order	  to	  address	  these	  concerns,	  accurate	  geochemical	  and	  spatial	  characterization	  of	  stray	  gas	  present	  in	  aquifers	  prior	  to	  development	  is	  imperative.	  Stray	  gas	  is	  defined	  as	  any	  type	  of	  gas	  (e.g.	  radon,	  carbon	  dioxide,	  sulfur	  dioxide,	  methane	  etc.)	  occurring	  in	  shallow	  aquifers	  or	  the	  soil	  vadose	  zone.	  This	  study	  focuses	  on	  stray	  methane	  occurring	  in	  groundwater.	  Methane	  is	  a	  colorless,	  odorless	  and	  highly	  flammable	  gas	  that	  poses	  a	  significant	  fire	  and	  explosion	  hazard	  if	  concentrations	  in	  an	  enclosed	  space	  exceed	  the	  lower	  explosive	  limit	  (LEL)	  of	  5%.	  The	  solubility	  of	  methane	  in	  water	  is	  about	  28mg/L	  at	  atmospheric	  pressure.	  If	  the	  amount	  of	  methane	  dissolved	  in	  water	  exceeds	  this	  limit,	  or	  if	  a	  change	  in	  atmospheric	  pressure	  allows	  the	  gas	  to	  exsolve,	  this	  can	  create	  fire,	  suffocation	  or	  explosion	  risks	  (Soeder	  et	  al.	  2013,	  U.S.	  Department	  of	  the	  Interior	  2001).	  	  
Action	  Level	   Dissolved	  in	  Water	  (mg/L)	  Immediate	  Action	   >28	  mg/L	  Warning,	  Investigate	   >10	  mg/L,	  <28	  mg/L	  No	  Immediate	  Action	   <10	  mg/L	  Table	  1:	  Dissolved	  methane	  action	  levels	  (modified	  from	  U.S.	  Department	  of	  the	  Interior	  2001)	  	   While	  stray	  gas	  phenomena	  such	  as	  flaming	  water	  and	  bubbling	  streambeds	  have	  been	  documented	  for	  centuries	  throughout	  the	  Appalachian	  basin,	  the	  increase	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in	  unconventional	  shale	  gas	  development	  has	  brought	  heightened	  public	  awareness	  to	  this	  issue.	  Local,	  state	  and	  federal	  governments	  have	  debated	  the	  proper	  regulatory	  action	  to	  ensure	  continued	  drinking	  water	  quality	  while	  the	  scientific	  community	  continues	  to	  be	  at	  odds	  over	  the	  impacts	  of	  drilling	  and	  hydraulic	  fracturing	  (Engelder,	  2014,	  Osborn	  et	  al.	  2011,	  Molofsky	  et	  al.,	  2011,	  2013,	  Myers	  2012).	  While	  some	  researchers	  find	  the	  link	  between	  hydraulic	  fracturing	  and	  shallow	  groundwater	  contamination	  clear,	  others	  oppose	  this	  assertion	  and	  argue	  that	  stray	  gas	  more	  strongly	  correlates	  with	  naturally	  occurring	  processes	  and	  conditions.	  	  A	  study	  published	  by	  Osborn	  et	  al.	  2011	  linked	  stray	  gas	  contamination	  to	  shale	  gas	  development	  when	  they	  sampled	  68	  groundwater	  wells	  in	  Northeast	  Pennsylvania	  and	  upstate	  New	  York.	  The	  Duke	  researchers	  found	  that	  dissolved	  methane	  concentrations	  rose	  with	  increasing	  proximity	  to	  gas	  wells	  and	  overall	  stray	  gas	  concentrations	  17	  times	  higher	  in	  active	  drilling	  and	  extraction	  areas	  as	  compared	  to	  un-­‐impacted	  regions.	  Additionally,	  isotopic	  and	  compositional	  results	  indicated	  thermogenic-­‐type	  methane	  which	  was	  hypothesized	  to	  be	  migrating	  from	  the	  underlying	  Marcellus	  shale	  (Osborn	  et	  al.	  2011).	  They	  proposed	  three	  different	  mechanisms	  for	  gas	  leakage;	  the	  physical	  displacement	  of	  fluids	  from	  the	  fractured	  unit	  by	  the	  substantial	  hydraulic	  fracturing	  fluid	  input,	  leaky	  gas	  well	  casings,	  or	  hydraulic	  fracturing	  opening	  new	  or	  existing	  fractures.	  In	  a	  follow	  up	  study	  done	  by	  Jackson	  et	  al.	  2013	  an	  additional	  81	  wells	  were	  sampled	  in	  the	  region	  with	  similar	  results	  and	  conclusions.	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A	  closer	  examination	  of	  the	  geochemical	  results	  from	  the	  same	  study	  area	  found	  that	  most	  of	  the	  high	  methane	  signatures	  were	  in	  ground	  waters	  with	  high	  Br/Cl	  ratios	  and	  low	  Na/Cl	  ratios	  (Warner	  et	  al.	  2012).	  The	  lack	  of	  salinity	  observed	  during	  previous	  work	  (Osborn	  et	  al.	  2011)	  is	  explained	  by	  decoupling	  gas	  migration	  from	  brine	  movement	  because	  it	  is	  likely	  that	  in	  this	  system	  the	  gas	  is	  exceeding	  its	  solubility	  limits	  and	  forming	  a	  mobile	  free	  gas	  phase.	  While	  occurrences	  of	  high	  salinity	  found	  during	  sampling	  were	  likely	  unrelated	  to	  gas	  development,	  Warner	  et	  al.	  highlighted	  that	  areas	  with	  pre-­‐existing	  salinity	  are	  more	  susceptible	  to	  stray	  gas	  migration	  due	  to	  their	  enhanced	  hydraulic	  connectivity	  with	  deeper	  formations	  as	  indicated	  by	  the	  brine	  components	  measured	  in	  the	  water.	  	   When	  the	  Fayetteville	  shale	  in	  north	  central	  Arkansas,	  another	  region	  experiencing	  a	  surge	  in	  unconventional	  gas	  development,	  was	  sampled	  by	  the	  Duke	  team	  the	  researchers	  found	  no	  evidence	  for	  hydraulic	  connectivity	  between	  the	  deep	  source	  rock	  and	  shallow	  aquifers	  (Warner	  et	  al.	  2013).	  The	  Fayetteville	  shale	  in	  north	  central	  Arkansas	  is	  geologically	  dissimilar	  from	  the	  Marcellus	  and	  these	  differences	  were	  explained	  to	  be	  what	  accounted	  for	  the	  differing	  results	  between	  the	  two	  study	  areas.	  The	  authors	  hypothesized	  that	  while	  the	  Appalachian	  region	  has	  experienced	  extensive	  deformation	  resulting	  in	  conduit	  networks	  for	  gas	  migration,	  the	  Fayetteville	  has	  significantly	  more	  low	  permeability,	  flat-­‐lying	  units	  that	  separate	  it	  from	  shallow	  aquifers.	  This	  study	  emphasizes	  the	  need	  for	  careful	  consideration	  of	  geologic	  setting	  during	  development	  of	  a	  region’s	  unconventional	  shale	  gas	  reservoirs.	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To	  understand	  the	  influence	  of	  geology	  and	  hydrology	  on	  fluid	  migration	  Myers	  (2012)	  developed	  models	  to	  simulate	  fluid	  transport	  from	  the	  Marcellus	  shale	  to	  the	  surface	  from	  baseline	  to	  post-­‐frac	  conditions.	  The	  results	  indicated	  that	  vertical	  transport	  of	  fluid	  is	  enhanced	  by	  fracking	  in	  respect	  to	  both	  fluid	  volume	  and	  time	  scale	  scenarios.	  Fracking	  changed	  the	  hydrogeology	  of	  the	  shale	  as	  well	  as	  the	  overburden	  as	  the	  injected	  fluid	  forced	  formation	  water	  out	  of	  the	  shale.	  	  While	  this	  study	  does	  not	  directly	  back	  up	  the	  conclusions	  of	  the	  Osborn	  et	  al.	  findings,	  Myers’	  (2012)	  model	  supports	  the	  plausibility	  of	  enhanced	  fluid	  migration	  through	  fracture	  pathways	  from	  the	  Marcellus	  shale	  as	  a	  result	  of	  hydraulic	  fracking.	  	  	  Most	  other	  researchers	  focusing	  on	  stray	  gas	  investigations	  in	  the	  Appalachian	  basin	  and	  other	  unconventional	  reservoirs	  directly	  refute	  the	  Duke	  results	  or	  indirectly	  propose	  other	  mechanisms	  for	  deep	  fluid	  migration.	  Molofsky	  et	  al.	  (2011)	  address	  the	  geochemical	  results	  presented	  in	  the	  Osborn	  et	  al.	  (2011)	  study	  stating	  that	  the	  isotopic	  and	  geochemical	  results	  correlate	  more	  strongly	  with	  gases	  originating	  from	  the	  Middle	  or	  Upper	  Devonian	  overlying	  the	  Marcellus.	  Additionally,	  the	  results	  of	  their	  work	  indicate	  methane	  concentrations	  corresponding	  with	  low	  elevations/topography	  rather	  than	  proximity	  to	  gas	  wells	  (Molofsky	  et	  al.	  2011).	  In	  a	  more	  recent	  review	  of	  data	  collected	  from	  1701	  groundwater	  wells	  (including	  the	  wells	  sampled	  by	  Osborn	  et	  al.	  2011	  and	  Warner	  et	  al.	  2012)	  Molofsky	  et	  al.	  (2013)	  found	  no	  statistical	  difference	  between	  methane	  occurrences	  in	  production	  vs.	  non-­‐production	  areas.	  Again,	  a	  stronger	  relationship	  was	  observed	  between	  methane	  concentrations	  and	  topography	  (Molofsky	  et	  al.	  2013).	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Engelder	  et	  al.	  (2014)	  also	  refute	  the	  Warner	  et	  al.	  (2012)	  and	  Myers	  (2012)	  studies	  but	  with	  a	  focus	  on	  the	  supposedly	  problematic	  fluid	  dynamic	  theories	  and	  models.	  Capillary	  seals	  are	  an	  important	  mechanism	  for	  containing	  fluids	  within	  the	  reservoir	  and	  remain	  unchanged	  from	  hydraulic	  fracturing.	  This	  prevents	  the	  fractured	  unit	  from	  discharging	  brine	  or	  gas	  (Engleder	  et	  al.,	  2014).	  Also,	  the	  Marcellus	  is	  highly	  under	  saturated	  which	  means	  that	  the	  unit	  would	  act	  more	  like	  a	  sponge	  and	  seek	  to	  suck	  water	  in	  rather	  than	  discharging	  fluid.	  Engelder	  et	  al.	  (2014)	  attribute	  the	  observed	  brine	  signatures	  and	  dissolved	  gas	  content	  to	  natural	  groundwater	  interaction	  with	  deep	  brines	  and	  dissolved	  gases.	  	  In	  addition	  to	  topographic	  constraints	  controlling	  stray	  gas	  concentrations	  in	  shallow	  groundwater	  (Molofsky	  et	  al.	  2011,	  2013),	  other	  explanations	  include	  well	  depth	  (Li	  and	  Carlson	  2014),	  migration	  along	  an	  anticlinal	  axis,	  fracture	  systems,	  leaking	  or	  improperly	  plugged	  wells	  (Révész	  et	  al.	  2010),	  and	  hydrogeology	  and	  geochemistry	  (McPhillips	  et	  al.	  2014).	  The	  conflict	  in	  the	  literature	  about	  the	  link	  between	  hydraulic	  fracturing	  and	  stray	  gas	  contamination	  emphasizes	  the	  need	  for	  careful,	  localized	  baseline	  stray	  gas	  analyses	  for	  elucidiating	  the	  most	  robust	  mechanism	  for	  stray	  gas	  migration	  in	  particular	  geologic	  settings.	  
1.1	  Study	  objectives	  Preliminary	  samples	  were	  collected	  from	  groundwater	  wells	  throughout	  north	  central	  West	  Virginia	  in	  the	  summer	  of	  2011	  before	  active	  shale	  gas	  drilling	  occurred	  in	  the	  region	  (Sharma	  et	  al.	  2013;	  Mulder	  2012).	  This	  study	  highlighted	  that	  methane	  concentrations	  in	  groundwater	  are	  extremely	  variable	  throughout	  north	  central	  West	  Virginia	  and	  several	  relationships	  were	  considered	  to	  explain	  occurrences	  of	  high	  dissolved	  methane.	  These	  included;	  topographic	  lows,	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faults,	  gas	  storage	  fields,	  landfills	  and	  marshes,	  abandoned	  oil	  and	  gas	  wells	  and	  abandoned/active	  coal	  mining	  activity.	  Mulder	  (2012)	  identified	  two	  locations	  in	  Randolph	  County,	  WV	  (Ran-­‐0276	  and	  Ran-­‐0278)	  that	  had	  high	  methane	  concentrations	  (8.4	  mg/L	  and	  48.2	  mg/L	  respectively)	  and	  no	  relationship	  with	  prior	  energy	  development.	  However,	  both	  Ran-­‐0276	  and	  Ran-­‐0278	  are	  located	  within	  a	  river	  valley	  in	  proximity	  to	  a	  Precambrian	  fault.	  	  The	  goal	  of	  this	  study	  was	  to	  sample	  groundwater	  wells	  near	  the	  well	  with	  high	  dissolved	  methane	  concentration	  in	  Randolph	  County	  to	  understand	  whether	  topographic	  lows	  and	  deep	  basement	  faults	  are	  controlling	  the	  distribution	  of	  stray	  methane	  in	  these	  groundwater	  aquifers.	  The	  following	  tasks	  were	  undertaken	  to	  achieve	  the	  goal:	  1. Sample	  groundwater	  wells	  in	  Randolph	  and	  Pocahontas	  County	  surrounding	  the	  high	  dissolved	  methane	  well	  for	  field	  parameters,	  dissolved	  gases,	  stable	  isotopes	  and	  geochemistry.	  2. Relate	  analysis	  results	  to	  mapped	  structural	  features	  as	  well	  as	  topography/elevation	  to	  understand	  whether	  these	  factors	  control	  stray	  gas	  distribution	  or	  geochemical	  parameters.	  
1.2	  Study	  Location	  and	  Geology:	  The	  study	  site	  is	  located	  in	  the	  Tygart	  River	  valley	  extending	  from	  central	  Randolph	  county	  into	  northern	  Pocahontas	  County,	  West	  Virginia.	  The	  extent	  of	  the	  study	  area	  is	  approximately	  55	  km	  in	  length	  and	  8	  km	  in	  width	  with	  focused	  sampling	  occurring	  in	  a	  smaller	  1.5	  km	  square	  area	  surrounding	  the	  previously	  determined	  high	  dissolved	  methane	  groundwater	  well	  (Mulder	  2012).	  Land	  use	  is	  generally	  residential	  with	  some	  agricultural	  activity	  
	   7	  
(predominantly	  cattle	  grazing).	  The	  study	  area	  lies	  within	  the	  Tygart	  and	  Cheat	  watersheds	  with	  the	  southern	  section	  extending	  into	  the	  Elk	  watershed.	  There	  are	  three	  rivers	  are	  in	  the	  study	  area	  including	  the	  Tygart	  Valley	  river	  which	  bisects	  the	  study	  area,	  the	  Elk	  river	  in	  the	  southern	  section	  of	  the	  study	  area	  and	  Shaver’s	  fork	  to	  the	  east	  (Figure	  1a).	  
	   The	  majority	  of	  the	  study	  area	  is	  located	  along	  the	  Deer	  Park	  anticline	  (also	  called	   the	   Elkins	   Valley	   anticline)	   which	   runs	   South	   12°	  West	   through	   Randolph	  county	   and	   extends	   into	   Pocahontas	   county	   (Reger	   1931).	   The	   Elkins	   Valley	  anticline	  lies	  within	  the	  Allegheny	  plateau	  province	  and	  is	  located	  approximately	  20	  miles	  to	  the	  east	  of	  the	  Allegheny	  structural	  front	  (Ryder	  et	  al.	  2008).	  The	  anticline	  was	   formed	   during	   the	   Alleghenian	   orogeny	   which	   resulted	   in	   deformation	  throughout	  the	  Valley	  and	  Ridge	  province	  with	  less	  deformational	  impact	  in	  central	  and	  eastern	  West	  Virginia.	  The	  study	  area	  lies	  within	  the	  Appalachian	  High	  plateau	  which	   is	  distinguished	  by	  high-­‐amplitude	   folds.	  Thrust	   faults	   occurring	  within	   the	  anticlinal	   cores	   increases	   the	   overall	   fold	   amplitudes	   leading	   to	   the	   topographic	  relief	   observed	   in	   Randolph	   and	   Pocahontas	   counties	   (Renton	   2004).	   The	   Elkins	  Valley	  anticline	  has	  experienced	  multiple	  thrust	   faults	  originating	   from	  the	  Harrell	  shale	  acting	  as	  the	  zone	  of	  detachment	  (Ryder	  et	  al.	  2008)	  (figure	  2).	  The	  axis	  of	  the	  Elkins	  Valley	  anticline	  has	  eroded	  creating	  a	  breached	  anticline,	  a	  commonly	  observed	  feature	  within	  the	  Appalachian	  high	  plateau.	  The	  units	  exposed	  at	  the	  surface	  in	  Randolph	  County	  primarily	  consist	  of	  the	  Upper	  Devonian-­‐age	  Portage	  and	  Chemung	  series.	  The	  Genesee	  series	  and	  Catskill	  Series	  also	  outcrop	  along	  the	  anticline	  in	  shorter	  intervals.	  To	  the	  east	  of	  the	  anticline	  the	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Pennsylvanian-­‐age	  Pottsville	  series	  is	  the	  dominant	  rock	  type	  (Reger,	  1931).	  The	  center	  of	  the	  valley	  is	  primarily	  Quaternary	  alluvium	  deposits	  (figure	  3).	  Closer	  to	  the	  border	  of	  Pocahontas	  County	  the	  outcrops	  become	  Mississippian	  in	  age	  which	  includes	  the	  Pocono,	  Maccrady,	  Greenbrier,	  and	  Mauch	  Chunk	  series.	  In	  Pocahontas	  County	  the	  surface	  geology	  within	  the	  study	  area	  is	  definitively	  Mississippian	  with	  the	  Greenbrier	  and	  Mauch	  Chunk	  series	  dominating	  (Reger,	  1931).	  The	  aquifers	  in	  the	  study	  area	  generally	  occur	  within	  the	  rock	  that	  composes	  the	  surface	  geology	  of	  the	  particular	  location	  due	  to	  the	  thickness	  of	  units	  compared	  to	  average	  groundwater	  well	  depth.	  Therefore,	  its	  logical	  to	  assume	  that	  the	  likely	  aquifers	  are	  the	  Tygart	  valley	  alluvium,	  Devonian	  sands	  in	  northern	  part	  of	  study	  area,	  and,	  Mississippian	  limestones	  in	  the	  southern	  part	  of	  the	  study	  area,.	  The	  alluvium,	  while	  high	  in	  productivity,	  likely	  contains	  high	  amounts	  of	  clay	  and	  silt	  which	  may	  impact	  potability	  of	  the	  groundwater	  (U.S	  Geological	  Survey	  2001).	  However,	  some	  shallow	  wells	  that	  were	  sampled	  may	  be	  accessing	  water	  from	  this	  unit.	  The	  Devonian	  aquifers	  make	  up	  a	  majority	  of	  the	  study	  area	  and	  are	  a	  clastic	  fractured	  bedrock	  type	  aquifer	  with	  characteristically	  high	  transmissivity.	  The	  Greenbrier	  limestone	  to	  the	  south	  of	  the	  study	  area	  could	  potentially	  have	  conduit	  flow	  within	  the	  aquifer	  which	  complicates	  localized	  aquifer	  characteristics	  but	  is	  overall	  a	  productive	  aquifer.	  Furthering	  the	  complexity	  of	  groundwater	  flow	  in	  the	  study	  area	  are	  the	  thrust	  faults	  cutting	  through	  the	  anticlinal	  hinge	  as	  these	  can	  create	  major	  pathways	  for	  groundwater	  flow	  	  (U.S.	  Geological	  Survey	  2001)	  (figure	  2).	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   Natural	  gas	  production	  hasn’t	  historically	  been	  intensive	  or	  successful	  in	  Randolph	  or	  Pocahontas	  County.	  Interest	  in	  drilling	  for	  natural	  gas	  and	  oil	  in	  Randolph	  County	  began	  in	  the	  early	  1900s	  but	  the	  anticlinal	  limbs	  complicated	  drilling	  and	  the	  wells	  weren’t	  as	  productive	  as	  other	  locations	  in	  the	  state	  (Reger	  1931).	  Vertical	  wells	  continued	  to	  be	  drilled	  in	  the	  mid-­‐1900s	  but	  the	  current	  status	  of	  most	  wells	  within	  the	  study	  area	  is	  abandoned	  or	  plugged.	  However,	  there	  are	  vertical	  wells	  permitted	  in	  the	  study	  area	  and	  horizontal	  Marcellus	  wells	  are	  becoming	  increasingly	  common	  in	  neighboring	  counties.	  Establishing	  baseline	  stray	  gas	  signatures	  and	  concentrations	  before	  shale	  gas	  development	  moves	  into	  the	  study	  area	  is	  crucial.	  
2.0	  Sampling	  and	  Analytical	  Methods:	  	  For	  this	  study,	  business	  and	  homeowners	  were	  contacted	  that	  were	  within	  the	  desired	  area	  and	  stated	  that	  they	  had	  groundwater	  wells	  or	  spring	  water	  supplying	  their	  property.	  It	  was	  ensured	  that	  water	  was	  not	  exposed	  to	  air	  (i.e.	  headspace	  in	  a	  spring	  box)	  before	  coming	  out	  of	  the	  sampling	  port,	  experienced	  no	  treatment	  (i.e.	  chlorinators,	  softeners	  etc.)	  and	  that	  there	  was	  a	  working	  pump	  in	  the	  well.	  Consistent	  sampling	  techniques	  were	  maintained	  throughout	  sample	  collection	  but	  complications	  such	  as	  pump	  variability	  and	  sample	  flow	  rate	  occasionally	  introduced	  slight	  variations	  in	  sampling	  methodologies.	  However,	  other	  studies	  document	  consistent	  isotopic	  and	  compositional	  results	  between	  dedicated	  monitoring	  wells	  and	  sampled	  landowner	  wells	  indicating	  that	  sampling	  residential	  groundwater	  wells	  provides	  accurate,	  representative	  results	  	  (Mayer	  2014).	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Sampling	  began	  in	  October	  2013	  and	  continued	  through	  December	  2013	  with	  additional	  sampling	  occurring	  in	  May	  2014.	  	  
2.1	  Field	  Parameters:	  The	  purpose	  of	  monitoring	  field	  parameters	  is	  two-­‐fold;	  firstly,	  parameters	  such	  as	  pH,	  temperature	  and	  conductivity	  are	  important	  for	  geochemical	  calculations.	  Secondly,	  monitoring	  relative	  differences	  in	  field	  parameters	  over	  the	  pre-­‐collection	  and	  sample	  collection	  time	  period	  is	  important	  to	  make	  sure	  that	  the	  groundwater	  sample	  collected	  is	  representative	  of	  the	  aquifer	  (U.S.	  Geological	  Survey	  1995).	  For	  example,	  if	  a	  spike	  in	  dissolved	  oxygen	  is	  observed,	  it	  is	  assumed	  that	  drawdown	  has	  occurred	  to	  the	  point	  where	  water	  is	  cascading	  from	  a	  fracture	  above	  the	  water	  level	  in	  the	  well.	  Therefore,	  if	  a	  spike	  in	  dissolved	  oxygen	  occurs,	  time	  should	  be	  allowed	  for	  the	  well	  to	  recover	  so	  as	  to	  prevent	  degassing	  which	  changes	  the	  dissolved	  gas	  composition	  and	  geochemistry	  of	  the	  sample.	  	  	   A	  YSI	  Professional	  Plus	  handheld	  multiparameter	  meter	  was	  used	  in	  conjunction	  with	  a	  Professional	  Series	  pH/ORP	  combo	  sensor	  inserted	  into	  a	  203	  mL	  standard	  flow	  cell.	  The	  YSI	  was	  calibrated	  for	  pH	  and	  conductivity	  in	  the	  field	  to	  ensure	  accurate	  measurements.	  Parameters	  were	  logged	  every	  30	  seconds	  from	  when	  water	  began	  flowing	  through	  the	  cell	  until	  every	  sample	  was	  collected.	  When	  possible,	  depth	  to	  water	  was	  also	  measured	  using	  a	  Solinst	  101	  P2	  water	  level	  meter	  to	  determine	  initial	  water	  level	  and	  change	  in	  water	  level	  throughout	  the	  pumping	  period.	  This	  ensured	  that	  drawdown	  didn’t	  occur	  too	  quickly;	  drawing	  in	  air	  or	  sediment	  can	  result	  in	  damage	  to	  the	  pump.	  At	  sites	  where	  monitoring	  the	  water	  level	  wasn’t	  possible	  due	  to	  well	  construction,	  the	  owner	  was	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interviewed	  about	  recharge	  rates,	  well	  depth,	  and	  perceived	  initial	  water	  level	  so	  that	  the	  flow	  rate	  could	  be	  adjusted	  appropriately	  for	  well	  purging.	   	  
2.2	  Geochemistry:	  Alkalinity	  was	  measured	  using	  a	  Metrohm	  848	  Titrino	  plus	  autotitrator	  titrating	  with	  .1	  normal	  Hydrochloric	  acid.	  Samples	  for	  titration	  were	  collected	  in	  the	  field	  in	  pre-­‐rinsed	  125	  mL	  narrow	  mouth	  HDPE	  bottles.	  The	  bottle	  was	  filled	  from	  a	  60	  mL	  Luer-­‐lock	  syringe	  fitted	  with	  a	  .45	  μm	  Whatman	  nylon	  filter	  until	  a	  positive	  meniscus	  was	  observed	  so	  that	  no	  headspace	  occurred	  within	  the	  sample.	  The	  samples	  were	  then	  autotitrated	  within	  24-­‐48	  hours	  back	  in	  the	  lab.	  	   Samples	  were	  collected	  for	  cation	  and	  anion	  analysis	  using	  a	  pre-­‐rinsed	  60	  mL	  Luer-­‐lock	  syringe	  and	  .45	  μm	  Whatman	  nylon	  filter.	  Cation	  samples	  were	  collected	  in	  pre-­‐rinsed	  60	  mL	  HDPE	  narrow	  mouth	  bottles	  and	  were	  acidified	  with	  ~1	  mL	  of	  65%	  Omni	  Trace	  Nitric	  acid.	  Anion	  samples	  were	  collected	  in	  pre-­‐rinsed	  30	  mL	  narrow	  mouth	  HDPE	  bottles.	  Both	  cation	  and	  anion	  samples	  were	  collected	  with	  no	  headspace.	  The	  samples	  were	  then	  shipped	  to	  Activation	  Laboratories	  Ltd.	  for	  analysis.	  	   Acidified	  samples	  were	  analyzed	  for	  cation	  concentration	  by	  ICP/MS	  using	  a	  Perkin	  Elmer	  ELAN	  DRC-­‐e.	  A	  blank	  and	  two	  standards	  are	  placed	  at	  the	  beginning	  of	  each	  run	  and	  after	  every	  32	  samples	  while	  every	  10th	  sample	  is	  run	  in	  duplicate.	  Intermediate	  precision	  for	  cation	  analysis	  is	  ±100	  %RSD	  for	  samples	  at	  the	  detection	  limit,	  ±20	  %RSD	  for	  samples	  at	  10	  times	  the	  detection	  limit,	  and	  ±10	  %RSD	  for	  samples	  at	  100	  times	  the	  detection	  limit.	  Samples	  that	  were	  measured	  to	  be	  at	  or	  below	  the	  detection	  limit	  were	  corrected	  to	  values	  of	  half	  the	  detection	  limit	  for	  analysis	  purposes.	  Un-­‐acidified	  water	  samples	  are	  analyzed	  using	  a	  DIONEX	  DX-­‐
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120	  Ion	  Chromotography	  system	  for	  anion	  concentrations.	  Intermediate	  precision	  for	  the	  anion	  samples	  is	  2-­‐3	  %RSD	  for	  all	  samples	  at	  30-­‐50	  times	  the	  detection	  limit	  with	  the	  exception	  of	  phosphate	  and	  fluoride	  with	  %RSD	  values	  of	  11	  and	  12	  respectively.	  	  
2.3	  Isotopes:	  Isotope	  samples	  were	  collected	  for	  measuring	  δ13CDIC,	  δDH20,	  and	  δ18OH20.	  Samples	  for	  δDH2O	  and	  δ18OH20	  were	  collected	  in	  an	  8	  mL	  glass	  screw-­‐top	  vial	  using	  a	  pre-­‐rinsed	  60	  mL	  Luer-­‐lock	  syringe	  with	  no	  headspace.	  The	  vials	  are	  then	  wrapped	  in	  parafilm	  to	  prevent	  leaking	  or	  contamination.	  For	  δ13CDIC,	  the	  same	  syringe	  is	  fitted	  with	  a	  .45	  μm	  glass/nylon	  filter	  and	  water	  is	  filtered	  into	  a	  10	  mL	  glass	  bottle	  and	  topped	  with	  3	  drops	  of	  benzalkonium	  chloride	  as	  a	  preservative.	  The	  bottle	  is	  then	  crimped	  shut	  with	  a	  20	  mm	  Teflon	  septa	  and	  aluminum	  cap	  with	  no	  headspace.	  	   The	  three	  stable	  isotopes	  were	  analyzed	  at	  the	  WVU	  Stable	  Isotope	  lab	  using	  a	  Finnigan	  Delta	  Advantage	  continuous	  flow	  isotope	  ratio	  mass	  spectrometer	  connected	  with	  a	  ThermoQuest	  Finnigan	  GasBench	  II.	  δ18OH2O	  and	  δDH2O	  are	  measured	  from	  the	  same	  aliquot	  of	  sample	  water,	  but	  different	  flushing	  gases	  and	  equilibration	  methods	  are	  used.	  A	  platinum	  catalyst	  is	  used	  to	  enhance	  equilibration	  for	  δDH2O	  samples.	  The	  precision	  rate	  for	  δ18OH2O	  is	  ±	  0.02%	  and	  the	  precision	  rate	  for	  δDH2O	  is	  ±	  1%.	  The	  δ13CDIC	  samples	  are	  run	  in	  different	  vials	  separately	  from	  O	  and	  H	  and	  are	  acidified	  to	  enhance	  equilibration.	  The	  precision	  rate	  for	  δ13CDIC	  is	  ±	  0.02%.	  	  
2.4	  Dissolved	  gas:	  Gas	  samples	  were	  collected	  in	  a	  1	  liter	  plastic	  Isotech	  dissolved	  gas	  bottle	  with	  a	  Teflon	  septa	  cap	  and	  a	  benzalkonium	  chloride	  capsule	  that	  releases	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into	  the	  water	  after	  sample	  collection	  to	  prevent	  microbial	  activity.	  The	  bottle	  is	  submerged	  into	  a	  clean	  5-­‐gallon	  bucket	  without	  the	  cap	  and	  the	  sample	  water	  tube	  was	  submerged	  at	  the	  bottom	  of	  the	  bottle.	  The	  water	  flowed	  at	  a	  rate	  of	  approximately	  1	  liter/min	  (control	  on	  flow	  velocity	  was	  varied	  at	  each	  site)	  into	  the	  bottle	  and	  sample	  water	  was	  cycled	  into	  the	  bottle	  until	  3	  sample	  volumes	  were	  exchanged.	  The	  bottle	  was	  then	  capped	  quickly	  underwater.	  The	  cap	  was	  wrapped	  in	  parafilm	  and	  samples	  were	  stored	  upside	  down	  to	  prevent	  gas	  from	  escaping.	  	   Dissolved	  gas	  compositions	  and	  isotopes	  of	  methane	  were	  analyzed	  at	  Isotech	  laboratory.	  The	  gas	  analysis	  is	  performed	  using	  a	  headspace	  equilibration	  method.	  	  Water	  is	  removed	  through	  the	  septum	  at	  the	  top	  of	  the	  bottle	  and	  then	  an	  equivalent	  amount	  of	  helium	  is	  added	  to	  create	  between	  30-­‐60	  mL	  of	  headspace	  at	  a	  dilution	  factor	  of	  0.68.	  The	  bottle	  is	  then	  shaken	  for	  two	  hours	  to	  allow	  equilibrium	  of	  gases	  between	  the	  water	  and	  headspace.	  Gas	  composition	  is	  measured	  using	  a	  Shimadzu	  2010	  GC	  system	  and	  then	  concentrations	  of	  dissolved	  gas	  are	  calculated	  using	  Henry’s	  Law.	  Gas	  composition	  analyses	  have	  a	  precision	  rate	  of	  ±	  5%	  for	  C1-­‐4	  and	  ±	  10%	  for	  C5-­‐6+.	  	   For	  isotopes	  of	  methane	  and	  ethane,	  both	  an	  online	  and	  offline	  prep	  system	  are	  used	  depending	  on	  the	  concentrations	  of	  methane	  or	  ethane.	  When	  the	  concentrations	  are	  higher,	  an	  offline	  prep	  system	  is	  used	  that	  combines	  a	  Finnigan	  MAT	  Delta	  S	  Isotope	  Ratio	  Mass	  Spectrometer	  for	  carbon	  measurement	  and	  a	  Finnigan	  Delta	  Plus	  XL	  Isotope	  Ratio	  Mass	  Spectrometer	  for	  hydrogen.	  When	  concentrations	  are	  lower,	  a	  HP6890	  GC	  connected	  to	  a	  ThermoFinnigan	  Delta	  Plus	  Advantage	  is	  used	  for	  measuring	  carbon,	  and	  a	  HP6890/7890	  is	  connected	  with	  a	  
	   14	  
Thermo	  Scientific	  Delta	  V	  Plus	  for	  measuring	  hydrogen.	  When	  the	  concentrations	  of	  methane	  are	  below	  0.5%	  and	  the	  ethane	  concentrations	  are	  below	  0.3%	  the	  analysis	  is	  performed	  with	  the	  online	  system.	  Higher	  concentrations	  of	  methane	  are	  required	  relative	  to	  ethane	  due	  to	  the	  increased	  number	  of	  carbons	  in	  the	  ethane	  molecule.	  The	  precision	  rate	  for	  offline	  preparation	  of	  gas	  isotopes	  is	  δ13CC1-­‐2	  is	  ±	  0.2%	  and	  ±	  2.0%	  for	  δDC1-­‐2.	  The	  precision	  rate	  for	  online	  preparation	  of	  the	  gas	  isotopes	  is	  δ13CC1-­‐2	  is	  ±	  0.3%	  and	  ±	  5.0%	  for	  δDC1-­‐2.	  	  
3.	  Results:	  	  Geochemical,	  gas	  compositional,	  and	  isotopic	  data	  display	  variability	  throughout	  the	  study	  area	  and	  the	  results	  of	  major	  and	  minor	  ion	  chemistry	  as	  well	  as	  compositional	  and	  isotopic	  results	  are	  presented	  in	  table	  2.	  PH	  and	  Specific	  Conductance	  are	  given	  as	  the	  average	  of	  the	  values	  measured	  throughout	  the	  pre-­‐sampling	  and	  sampling	  period.	  Values	  that	  were	  measured	  during	  the	  time	  the	  probe	  was	  acclimating	  to	  the	  sample	  water	  were	  excluded	  from	  the	  average.	  Samples	  with	  cation	  and	  anions	  below	  the	  detection	  limit	  were	  corrected	  to	  a	  value	  of	  ½	  the	  detection	  limit	  for	  software	  analysis	  and	  interpretation.	  Also,	  due	  to	  high	  %RSD	  values	  for	  samples	  with	  low	  concentrations	  near	  the	  instrument	  detection	  limit,	  interpretation	  will	  not	  focus	  on	  the	  trace	  element	  concentrations	  at	  or	  below	  detection	  limit.	  
3.1	  Field	  Parameters:	  The	  maximum	  alkalinity	  was	  279.5	  mg/L	  CaCO3	  in	  Ran-­‐02	  with	  the	  lowest	  value	  measured	  at	  4.3	  mg/L	  CaCO3	  in	  Ran-­‐30.	  Specific	  conductance	  also	  showed	  a	  large	  range	  with	  the	  highest	  value	  in	  the	  field	  measured	  at	  751	  μS/cm	  in	  well	  Ran-­‐21	  and	  a	  minimum	  value	  of	  17	  μS/cm	  occurring	  in	  Ran-­‐28.	  The	  pH	  had	  a	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range	  of	  4.8	  with	  the	  maximum	  value	  of	  9.1	  represented	  by	  Ran-­‐02	  and	  the	  minimum	  value	  of	  4.3	  measured	  in	  well	  Ran-­‐19	  (table	  2).	  	  	  
3.2	  Geochemistry:	  	  A	  piper	  plot	  was	  made	  in	  order	  to	  determine	  dominant	  water	  types	  in	  the	  study	  area	  (figure	  4).	  The	  most	  common	  water	  type	  in	  the	  area	  is	  Ca-­‐HCO3,	  with	  the	  second	  most	  common	  being	  Na-­‐HCO3.	  While	  these	  two	  water	  types	  were	  found	  in	  the	  majority	  of	  the	  sampled	  wells,	  4	  other	  water	  types	  occur	  in	  the	  area:	  Mg-­‐HCO3,	  Ca-­‐SO4,	  Ca-­‐Cl	  and	  Na-­‐Cl.	  However,	  with	  only	  one	  well	  in	  each	  of	  these	  water	  type	  categories,	  calcium	  bicarbonate	  and	  sodium	  bicarbonate	  type	  account	  for	  the	  majority	  of	  well	  water	  in	  the	  study	  area.	  	  	   No	  cation	  or	  anion	  concentrations	  trend	  with	  aquifer	  rock	  type	  or	  geographic	  location,	  however	  some	  individual	  wells	  have	  anomalously	  high	  concentrations	  of	  a	  particular	  constituent.	  Ran-­‐02	  in	  particular	  has	  high	  concentrations	  of	  Na,	  203,000	  µg/L,	  with	  the	  remainder	  of	  the	  wells	  having	  an	  average	  Na	  concentration	  of	  28,531	  µg/L,	  an	  order	  of	  magnitude	  less.	  The	  wells	  with	  the	  next	  highest	  Na	  concentrations	  are	  wells	  Ran-­‐21	  and	  Ran-­‐23	  with	  values	  of	  141,000	  µg/L	  and	  138,000	  µg/L	  respectively	  (Table	  2).	  Interestingly,	  the	  two	  highest	  Li	  concentrations	  correlate	  with	  the	  high	  Na	  concentrations	  in	  wells	  Ran-­‐02	  and	  Ran-­‐23.	  However,	  well	  Ran-­‐21	  has	  a	  very	  low	  Li	  concentration,	  but	  the	  highest	  level	  of	  Cl	  in	  any	  of	  the	  wells.	  	  The	  most	  outstanding	  trace	  element	  concentration	  was	  Cu,	  with	  very	  high	  levels	  (2920	  µg/L)	  observed	  in	  well	  Ran-­‐16.	  There	  are	  corresponding	  high	  concentrations	  of	  Zn	  and	  Ni	  in	  the	  same	  well	  with	  no	  other	  samples	  showing	  this	  trend.	  The	  other	  trace	  element	  concentrations	  are	  consistently	  low.	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3.3	  Isotopes	  of	  Groundwater:	  Oxygen	  isotopes	  of	  water	  were	  tightly	  constrained	  with	  a	  range	  of	  values	  from	  -­‐11.4%0	  as	  the	  most	  depleted	  signature	  in	  well	  Ran-­‐16	  and	  the	  most	  enriched	  value,	  -­‐10.1%0,	  occurring	  in	  sample	  Ran-­‐11.	  δDH2O	  values	  ranged	  from	  -­‐70%0	  in	  well	  Ran-­‐35	  to	  -­‐56%0	  in	  Ran-­‐05.	  	  δ13CDIC	  signatures	  have	  a	  range	  of	  18.6%0	  with	  Ran-­‐30	  representing	  the	  most	  depleted	  signature	  of	  -­‐24.8%0	  and	  Ran-­‐06	  having	  the	  most	  enriched	  signature	  of	  -­‐6.1%0	  (table	  2).	  
3.4	  Dissolved	  Gas	  Composition	  and	  Isotopes:	  The	  majority	  of	  the	  dissolved	  gas	  in	  the	  samples	  is	  composed	  of	  nitrogen	  followed	  by	  oxygen,	  carbon,	  argon	  and	  finally	  methane	  making	  up	  the	  smallest	  percentage	  of	  the	  total	  dissolved	  gases.	  The	  exceptions	  to	  this	  are	  wells	  Ran-­‐02,	  Ran-­‐23	  and	  Ran-­‐12	  which	  have	  concentrations	  of	  40.0	  mg/L,	  14.0	  mg/L	  and	  9.7	  mg/L	  dissolved	  methane	  respectively.	  Seven	  of	  the	  wells	  have	  trace	  amounts	  of	  ethane	  but	  all	  ethane	  concentrations	  fall	  below	  0.4%	  and	  could	  not	  be	  analyzed	  for	  isotope	  composition	  (table	  2).	  
	   Concentrations	  of	  dissolved	  methane	  were	  high	  enough	  in	  13	  out	  of	  the	  35	  wells	  to	  analyze	  the	  samples	  for	  δ13CCH4	  and	  δ2HCH4.	  The	  most	  depleted	  δ13CCH4	  values	  were	  found	  in	  well	  Ran-­‐11	  with	  a	  value	  of	  -­‐72.8%0	  while	  the	  most	  enriched	  value	  of	  -­‐43.5%0	  was	  found	  in	  well	  Ran-­‐13.	  The	  δ2HCH4	  had	  a	  wide	  range	  of	  values	  with	  well	  Ran-­‐02	  having	  the	  most	  depleted	  value	  of	  -­‐221%0	  and	  the	  most	  enriched	  value	  found	  in	  well	  Ran-­‐13	  with	  a	  value	  of	  -­‐13%0	  (table	  2).	  Ran-­‐11,	  Ran-­‐13	  and	  Ran-­‐21	  were	  all	  wells	  that	  required	  online	  analysis	  due	  to	  the	  low	  concentrations	  of	  dissolved	  methane.	  	  
4.	  Discussion:	  Interpretation	  of	  geochemical,	  compositional	  and	  isotopic	  results	  focus	  on	  understanding	  the	  relationship	  of	  high	  levels	  of	  dissolved	  methane	  with	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previously	  described	  natural	  controls	  such	  as	  topography,	  well	  depth,	  or	  subsurface	  structure	  (Li	  and	  Carlson	  2014,	  McPhillips	  et	  al.	  2014,	  Molofsky	  et	  al.	  2011,	  2013).	  Coupling	  high	  dissolved	  methane	  concentrations	  with	  likely	  controls	  in	  this	  complex,	  natural	  setting	  is	  a	  worthy	  investigation	  as	  a	  preemptive	  measure	  to	  development,	  or	  for	  application	  to	  other	  similar	  settings	  experiencing	  questions	  of	  stray	  gas	  liability.	  	  
4.1	  Determining	  Methane	  Source	  and	  Post-­‐genetic	  Effects	  
4.1.1	  Carbon	  and	  hydrogen	  isotopes	  of	  methane:	  In	  order	  to	  understand	  why	  high	  levels	  of	  dissolved	  methane	  may	  be	  naturally	  occurring	  in	  groundwater,	  determining	  the	  source	  of	  methane	  is	  the	  first	  step.	  Carbon	  and	  hydrogen	  isotopes	  of	  methane	  are	  a	  robust	  tool	  for	  determining	  the	  origin	  of	  stray	  gas.	  Methane	  can	  be	  produced	  biogenically,	  thermogenically,	  or	  abiogenically	  but	  the	  focus	  of	  this	  study	  will	  be	  distinguishing	  thermogenic	  and	  biogenic	  methane	  as	  those	  are	  the	  most	  likely	  sources	  in	  this	  setting.	  Abiogenic,	  or	  mantle	  gas,	  is	  very	  uncommon	  and	  therefore	  is	  unlikely	  to	  be	  a	  source	  of	  stray	  gas	  (Coleman	  1995).	  	  Methane	  produced	  thermogenically	  is	  influenced	  by	  the	  pressure	  and	  temperature	  conditions	  at	  the	  time	  of	  gas	  formation	  as	  well	  as	  the	  type	  of	  organic	  material	  that	  the	  gas	  was	  produced	  from	  (Coleman	  1995,	  Prinzhofer	  et	  al.	  2000,	  Schoell	  1983,	  1980).	  Thermogenic	  gases	  native	  to	  the	  Appalachian	  basin	  have	  δ13CCH4	  values	  that	  range	  from	  -­‐55.1‰	  to	  -­‐27.2‰	  and	  δ2H	  CH4	  values	  that	  range	  from	  -­‐303‰	  to	  -­‐150‰	  (Baldassare	  and	  Laughrey	  1997).	  Maturity	  of	  thermogenic	  gases	  can	  also	  be	  assessed	  using	  gas	  isotopes	  with	  δ13C	  CH4	  values	  becoming	  increasingly	  enriched	  with	  increasing	  thermal	  maturity	  (Whiticar,	  1999).	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Microbial	  gas	  can	  be	  produced	  by	  either	  CO2	  reduction	  or	  acetate	  fermentation	  (Baldassare	  and	  Laughrey	  1997,	  Coleman	  1995,	  Martini	  et	  al.	  1998,	  Révész	  et	  al.	  2010,	  Whiticar	  1999,	  Whiticar	  et	  al.	  1986).	  CO2	  reduction	  occurs	  when	  microbes	  use	  CO2	  and	  H2	  present	  in	  formation	  water	  to	  create	  methane	  in	  the	  following	  reaction:	   CO2	  +	  4H2	  à	  CH4	  +	  2H2O	  This	  process	  generally	  occurs	  in	  marine	  or	  deep	  freshwater	  settings	  with	  limited	  acetate	  availability	  and	  results	  in	  more	  depleted	  δ13C	  CH4	  and	  δ2H	  CH4	  values	  than	  observed	  in	  thermogenic	  gas	  (Martini	  et	  al.	  1998,	  Révész	  et	  al.	  2010).	  CO2	  reduction	  methane	  produces	  gases	  with	  δ13CCH4	  signatures	  of	  approximately	  -­‐62‰	  to	  -­‐90‰	  and	  δ2HCH4	  signatures	  of	  about	  -­‐180‰	  to	  -­‐240‰	  (U.S.	  Geological	  Survey,	  2007).	  Relative	  to	  methane	  produced	  by	  acetate	  fermentation,	  CO2	  reduction	  methane	  δ13CCH4	  tends	  to	  be	  more	  depleted	  and	  the	  δ2HCH4	  tends	  to	  be	  slightly	  more	  enriched.	  	  Acetate	  fermentation	  occurs	  when	  methanogens,	  generally	  in	  a	  freshwater	  system,	  breakdown	  an	  organic	  compound	  that	  results	  in	  the	  production	  of	  CO2	  and	  CH4	  in	  the	  following	  reaction:	   CH3COOH	  à	  CH4	  +	  CO2	  	  (Révész	  et	  al.	  2010,	  Whiticar	  1999).	  In	  the	  acetate	  fermentation	  process,	  the	  hydrogen	  is	  slightly	  more	  depleted	  than	  during	  CO2	  reduction	  because	  the	  majority	  of	  the	  hydrogen	  atoms	  in	  the	  CH4	  molecules	  are	  derived	  from	  organic	  matter.	  In	  comparison,	  hydrogen	  is	  derived	  from	  formation	  water	  in	  the	  CO2	  reduction	  process	  (Révész	  et	  al.	  2010,	  Whiticar	  1999,	  Whiticar	  et	  al.	  1986).	  Acetate	  fermentation	  produced	  methane	  results	  in	  a	  δ13CCH4	  signature	  of	  approximately	  -­‐40%0	  to	  -­‐62%0	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and	  a	  δ2HCH4	  signature	  of	  -­‐270%0	  to	  -­‐350%0	  (U.S.	  Geological	  Survey,	  2007).	  Though	  separation	  of	  thermogenic	  and	  biogenic	  type	  gases	  can	  be	  determined	  based	  on	  carbon	  and	  hydrogen	  isotopes,	  there	  is	  often	  overlap	  between	  signatures	  so	  it	  is	  critical	  to	  support	  isotopic	  signatures	  with	  other	  geochemical	  evidence	  (Martini	  et	  al.	  1998).	  	  When	  samples	  from	  the	  study	  area	  are	  plotted	  with	  data	  from	  previous	  work	  for	  comparison	  between	  gas	  types,	  the	  majority	  of	  the	  samples	  fall	  in	  the	  CO2	  reduction	  type	  biogenic	  methane	  and	  mixed	  regions	  of	  the	  cross	  plot,	  with	  some	  samples	  entering	  the	  thermogenic	  region	  (figure	  5).	  From	  this	  plot	  it	  is	  evident	  that	  the	  methane	  in	  the	  study	  area	  is	  not	  produced	  through	  acetate	  fermentation	  type	  processes	  which	  are	  most	  likely	  to	  occur	  in	  shallow	  fresh	  waters	  environments	  such	  as	  swamps	  or	  beneath	  landfills.	  However,	  it	  is	  worth	  examining	  whether	  methanogenesis	  via	  CO2	  reduction	  could	  possibly	  be	  happening	  in	  	  these	  aquifers.	  While	  CO2	  reduction	  is	  generally	  assumed	  to	  take	  place	  in	  marine	  settings,	  it	  can	  occur	  in	  freshwater	  settings	  with	  low	  acetate	  availability	  (i.e.	  at	  depth)	  (Chanton	  et	  al.	  2005).	  Because	  the	  hydrogen	  atom	  from	  the	  formation	  water	  is	  incorporated	  into	  the	  methane	  molecule	  during	  CO2	  reduction,	  there	  should	  be	  a	  1:1	  relationship	  between	  the	  isotopic	  signatures	  of	  the	  hydrogen	  in	  methane	  and	  hydrogen	  of	  the	  formation	  water	  (Chanton	  et	  al.	  2005,	  Schoell	  1980,	  Sharma	  et	  al.	  2014).	  If	  this	  correlation	  is	  observed	  within	  the	  samples,	  this	  would	  indicate	  that	  CO2	  reduction	  is	  producing	  methane	  within	  the	  aquifers	  that	  were	  sampled.	  However,	  this	  relationship	  is	  not	  observed	  in	  the	  study	  area,	  so	  if	  this	  methane	  was	  produced	  through	  CO2	  reduction,	  it	  was	  likely	  not	  produced	  in	  the	  sampled	  aquifer	  (figure	  6a).	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CO2	  reduction	  also	  can	  enrich	  the	  δ13CDIC	  of	  the	  groundwater	  through	  the	  preferential	  removal	  of	  the	  lighter	  12C	  as	  methane	  is	  produced.	  The	  δ13CDIC	  signatures	  all	  plot	  below	  0%0,	  so	  it	  is	  unlikely	  that	  CO2	  reduction	  is	  occurring	  in	  the	  aquifer	  and	  causing	  enrichment	  of	  the	  DIC	  (Mulder	  2012)	  (figure	  6b).	  To	  further	  understand	  methane	  source	  and	  post	  genetic	  effects	  natural	  gas	  composition	  can	  be	  combined	  with	  isotopic	  data.	  
4.1.2	  Dissolved	  Gas	  composition:	  Chemical	  compositions	  of	  natural	  gas	  can	  also	  be	  used	  as	  an	  indicator	  of	  whether	  the	  stray	  gas	  in	  the	  study	  area	  has	  a	  thermogenic	  or	  microbial	  origin.	  Thermogenic	  natural	  gas	  generally	  produces	  a	  larger	  volume	  of	  higher	  chain	  hydrocarbons	  such	  as	  ethane,	  propane,	  and	  butane.	  Microbial	  processes	  generate	  a	  higher	  percentage	  of	  methane,	  with	  lower	  percentages	  of	  C2+	  hydrocarbons	  (Coleman	  1995,	  Osborn	  et	  al.	  2011,	  Schoell	  1980,	  Whiticar	  1999).	  A	  plot	  that	  combines	  δ13CCH4	  values	  with	  natural	  gas	  compositions	  is	  a	  way	  to	  distinguish	  the	  origin	  of	  gas	  occurring	  within	  wells	  in	  the	  study	  area	  (figure	  7).	  The	  stray	  gas	  samples	  are	  plotted	  with	  Marcellus	  gas	  samples,	  Shallow	  Devonian	  gas	  samples	  and	  coal-­‐bed	  methane	  samples	  for	  comparison.	  	  The	  stray	  gas	  plots	  in	  the	  region	  between	  microbial	  and	  thermogenic	  gas.	  Gases	  can	  plot	  in	  this	  region	  if	  they	  are	  produced	  thermogenically	  and	  then	  migrate	  from	  depth.	  Migration	  processes	  favor	  the	  smaller,	  lighter	  methane	  molecules	  so	  migrated	  gas	  will	  have	  less	  C2+	  hydrocarbons	  and	  be	  more	  depleted	  isotopically	  as	  compared	  to	  the	  residual	  methane	  (Prinzhofer	  et	  al.	  2000,	  Prinzhofer	  and	  Pernaton	  1997,	  Prinzhofer	  and	  Huc	  1995,	  Schoell	  1983,	  Zhang	  and	  Kroos	  2001).	  	  Gas	  can	  also	  plot	  in	  this	  region	  if	  microbially	  produced	  gas	  further	  undergoes	  a	  microbially	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mediated	  oxidation	  process.	  As	  microbes	  oxidize	  methane,	  the	  remaining	  methane	  becomes	  enriched	  in	  respect	  to	  δ13CCH4	  and	  decreases	  C1/C2+	  ratios	  because	  the	  methane	  oxidizing	  bacteria	  preferentially	  metabolize	  the	  lightest	  of	  the	  small	  methane	  molecules	  (Coleman	  1995,	  Schoell	  1983).	  Microbial	  oxidation	  produces	  a	  sympathetic	  shift	  of	  both	  carbon	  and	  hydrogen	  towards	  a	  more	  enriched	  signature	  with	  hydrogen	  showing	  a	  greater	  shift	  due	  to	  larger	  mass	  proportion	  as	  compared	  to	  carbon	  (Chanton	  et	  al.	  2004).	  	  Because	  acetate	  fermentation	  within	  the	  shallow	  aquifer	  was	  ruled	  out	  as	  a	  potential	  methane	  producer,	  and	  figure	  3b	  indicates	  that	  the	  gas	  was	  not	  formed	  through	  CO2	  reduction	  in	  the	  aquifer,	  this	  gas	  must	  have	  migrated	  from	  another	  formation.	  Regardless	  of	  whether	  the	  gas	  was	  initially	  produced	  through	  CO2	  reduction	  or	  thermogenic	  processes	  in	  deeper	  formations	  the	  migrated	  gas	  sampled	  in	  the	  aquifer	  will	  be	  isotopically	  depleted	  and	  enriched	  in	  C1	  gas	  compared	  to	  original	  source	  (Prinzhofer	  et	  al.	  2000,	  Prinzhofer	  and	  Pernaton	  1997,	  Prinzhofer	  and	  Huc	  1995,	  Schoell	  1983,	  Zhang	  and	  Krooss	  2001).	  This	  post	  genetic	  modification	  can	  impart	  what	  appears	  as	  biogenic	  gas	  signatures	  to	  migrated	  thermogenic	  gas	  complicating	  the	  interpretation	  of	  the	  origin	  of	  the	  gas.	  When	  a	  hypothetical	  starting	  composition	  of	  an	  Appalachian	  thermogenic	  methane	  (grey	  box)	  is	  plotted	  to	  assess	  a	  potential	  migration	  trend,	  it	  is	  evident	  that	  migration	  alone	  cannot	  account	  for	  the	  wide	  range	  of	  signatures	  observed	  in	  the	  samples	  (figure	  8).	  Migration	  will	  generally	  only	  deplete	  a	  gas	  about	  1-­‐5%0,	  so	  any	  δ13CCH4	  signatures	  below	  -­‐55%0	  are	  likely	  from	  another	  source	  experiencing	  other	  post	  genetic	  effects	  (Zhang	  and	  Krooss	  2001).	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Some	  of	  the	  samples	  are	  slightly	  more	  enriched	  than	  would	  be	  expected	  from	  a	  migrated	  gas.	  This	  enrichment	  could	  be	  caused	  by	  	  secondary	  oxidation	  processes	  removing	  light	  methane	  from	  the	  migrated	  pool.	  Previous	  studies	  have	  shown	  that	  microbial	  oxidation	  of	  methane	  can	  enrich	  the	  δ13CCH4	  signatures	  of	  remaining	  methane	  by	  2-­‐26%0	  during	  aerobic	  oxidation,	  or	  9-­‐12%0	  during	  anaerobic	  oxidation	  as	  bacteria	  preferentially	  metabolize	  12C	  	  (Kinnaman	  et	  al.	  2007).	  	  Signatures	  more	  depleted	  than	  -­‐62%0	  with	  low	  C2%	  could	  be	  representative	  of	  methane	  produced	  through	  CO2	  reduction	  has	  and	  then	  migrating	  	  into	  the	  aquifer	  (figure	  8).	  Migration	  could	  further	  deplete	  the	  signatures,	  while	  oxidation	  post-­‐migration	  could	  then	  enrich	  the	  carbon	  isotopic	  composition.	  With	  the	  fluid	  nature	  of	  these	  two	  processes	  enriching	  or	  depleting	  the	  gas	  signatures,	  interpretation	  of	  isotopic	  evidence	  is	  complex.	  Further	  complexity	  is	  added	  by	  the	  possibility	  that	  the	  methane	  from	  multiple	  sources	  could	  be	  mixing,	  resulting	  in	  gas	  with	  any	  of	  the	  signatures	  or	  compositions	  observed	  within	  the	  sampled	  aquifer	  (Sharma	  et	  al.	  2014,	  Mulder	  2012).	  
4.1.3	  Geochemistry:	  McPhillips	  et	  al.	  (2014)	  found	  that	  groundwater	  geochemistry	  had	  the	  strongest	  statistical	  correlation	  with	  dissolved	  methane	  concentration	  with	  hardness,	  sodium,	  and	  barium	  explaining	  77%	  of	  the	  variation	  observed	  in	  dissolved	  methane	  concentrations.	  Similarly,	  Warner	  et	  al.	  (2012)	  found	  a	  correlation	  between	  high	  dissolved	  methane	  concentrations	  and	  Na-­‐Ca-­‐Cl	  type	  waters.	  A	  bar	  chart	  of	  the	  water	  types	  revealed	  that	  within	  the	  study	  area,	  all	  methane	  concentrations	  greater	  than	  10	  mg/L	  are	  found	  within	  Na-­‐HCO3	  type	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waters	  (figure	  9).	  However,	  out	  of	  all	  of	  the	  wells	  with	  Na-­‐HCO3	  type	  water	  only	  ~14%	  have	  methane	  levels	  above	  10	  mg/L.	  When	  compared	  with	  data	  from	  a	  previous	  study	  done	  by	  our	  lab	  (Mulder	  2012),	  out	  of	  the	  four	  wells	  with	  dissolved	  methane	  concentrations	  greater	  than	  10	  mg/L,	  3	  have	  Na-­‐HCO3	  type	  water.	  Na-­‐HCO3	  type	  water	  seems	  to	  correlate	  with	  high	  dissolved	  methane	  concentrations	  in	  the	  study	  area	  and	  also	  within	  the	  larger	  region	  sampled	  by	  Mulder	  in	  2012.	  	  A	  principal	  components	  analysis	  was	  performed	  using	  the	  following	  constituents:	  Ca,	  Mg,	  Mn,	  Fe,	  K,	  Na,	  Ba,	  Cl,	  Br,	  F,	  SO4,	  Specific	  Conductance,	  pH,	  Dissolved	  CO2,	  Alkalinity,	  and	  methane	  (Figure	  10).	  This	  analysis	  indicates	  a	  set	  of	  components	  likely	  constrained	  by	  redox	  conditions,	  and	  a	  set	  of	  components	  likely	  responding	  to	  brine	  constituents.	  While	  other	  natural	  processes	  will	  account	  for	  divergence	  from	  these	  two	  patterns,	  these	  two	  processes	  seem	  to	  be	  accounting	  for	  the	  majority	  of	  the	  variability	  within	  the	  dataset.	  	   The	  transition	  from	  oxic	  to	  anoxic	  conditions	  is	  the	  common	  redox	  pathway	  that	  occurs	  in	  deep	  marine	  or	  freshwater	  lake	  sediments	  as	  well	  as	  at	  depth	  within	  water	  columns.	  As	  oxygenated	  water	  enters	  a	  system,	  redox	  reactions	  occur	  through	  a	  set	  of	  decreasingly	  energy	  yielding	  terminal	  electron	  acceptors	  (USGS,	  2012).	  	  The	  microbes	  will	  first	  use	  oxygen,	  and	  then	  nitrate,	  manganese	  oxides,	  iron	  oxyhydroxides,	  sulfate	  and	  finally	  CO2which	  produces	  methane	  (USGS,	  2012).	  Sulfate	  reducing	  bacteria	  generally	  compete	  with	  methanogens	  for	  available	  substrate	  such	  as	  acetate	  and	  H2	  due	  to	  their	  higher	  potential	  energy	  yield	  and	  more	  effective	  use	  of	  substrates.	  Eventually	  when	  sulfate	  concentrations	  drop	  below	  the	  threshold	  necessary	  for	  growth	  methanogens	  will	  start	  to	  dominate	  the	  system	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(Lovely	  and	  Klug	  1985,	  Zhang	  et	  al.	  1998).	  Although	  redox	  processes	  aren’t	  proceeding	  to	  methanogenesis	  through	  CO2	  reduction	  in	  these	  aquifers	  as	  observed	  from	  isotopic	  and	  compositional	  results,	  it	  is	  worthwhile	  to	  examine	  whether	  sulfate	  reduction	  is	  occurring	  coupled	  with	  anaerobic	  methane	  oxidation	  as	  there	  is	  evidence	  for	  potential	  methane	  oxidation	  within	  the	  samples.	  	   O2,	  NO3-­‐,	  Fe,	  and	  Mn	  concentrations	  can	  all	  be	  indicative	  of	  various	  stages	  of	  redox	  conditions	  due	  to	  their	  role	  as	  terminal	  electron	  acceptors	  as	  groundwater	  moves	  through	  redox	  phases	  (USGS	  2012).	  Levels	  of	  Mg	  and	  Fe	  above	  .5	  mg/L	  are	  a	  good	  indicator	  that	  the	  redox	  reactions	  have	  proceeded	  through	  to	  potential	  sulfate	  reduction	  due	  to	  the	  fact	  that	  their	  oxidized	  forms	  are	  extremely	  insoluble	  (USGS	  2012).	  With	  two	  wells	  demonstrating	  these	  relatively	  elevated	  Fe	  and	  Mn	  levels	  (Ran-­‐20	  and	  Ran-­‐31),	  it	  is	  possible	  that	  the	  water	  might	  be	  sulfate	  reducing.	  Without	  directly	  measuring	  hydrogen	  ion	  concentrations	  it	  is	  difficult	  to	  understand	  whether	  sulfate	  reduction	  is	  proceeding	  (USGS	  2012).	  If	  this	  process	  is	  occurring	  in	  conjunction	  with	  methane	  oxidation,	  low	  levels	  of	  dissolved	  methane	  and	  depleted	  δ13CDIC	  in	  these	  wells	  would	  be	  likely	  to	  correspond	  with	  low	  levels	  of	  sulfate	  due	  to	  the	  following	  reaction	  (Mulder,	  2012):	  CH4	  +	  SO42-­‐	  à	  HCO3-­‐	  +	  HS-­‐	  +	  H2O	  Both	  wells	  have	  very	  low	  methane	  concentrations	  (<.15	  mg/L),	  however,	  with	  δ13CDIC	  signatures	  of	  -­‐15.2%0	  (Ran-­‐31)	  and	  -­‐18.6%0	  (Ran-­‐20),	  these	  wells	  fall	  well	  within	  the	  expected	  range	  of	  δ13CDIC	  values	  for	  normal	  groundwater	  and	  aren’t	  nearly	  depleted	  as	  would	  be	  expected	  for	  the	  oxidation	  of	  methane	  contributing	  bicarbonate	  to	  the	  groundwater	  (Mulder,	  2012).	  While	  aerobic	  methane	  oxidation	  is	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a	  potential	  process	  that	  could	  occur	  in	  an	  oxic	  setting	  decoupled	  from	  sulfate	  reduction,	  this	  process	  would	  also	  result	  in	  very	  depleted	  δ13CDIC	  which	  is	  not	  observed	  in	  these	  aquifers.	  	  	   Na,	  Cl,	  and	  Br	  are	  all	  constituents	  that	  if	  present	  at	  high	  concentrations	  relative	  to	  baseline	  groundwater	  signatures	  for	  a	  study	  area	  may	  indicate	  mixing	  with	  deeper	  saline	  fluids	  (Warner	  et	  al.	  2012,	  Pennsylvania	  Geological	  Survey	  2010).	  In	  most	  instances	  of	  Na,	  Cl	  and	  Br	  ions	  occurring	  in	  high	  concentrations	  (Ran-­‐02,	  Ran-­‐23)	  Li	  shows	  a	  similar	  correlation.	  When	  Li	  is	  enriched	  in	  conjunction	  with	  Na,	  Cl,	  and	  Br	  this	  could	  be	  indicative	  of	  a	  brine	  signature	  (Pennsylvania	  Geological	  Survey	  2010).	  Ran-­‐02	  and	  Ran-­‐23	  have	  the	  two	  highest	  Li	  concentrations	  (382	  mg/L	  and	  200	  mg/L	  respectively)	  and	  are	  also	  the	  two	  wells	  with	  dissolved	  methane	  concentrations	  above	  10	  mg/L.	  	  	   Brines	  at	  depth	  are	  likely	  to	  be	  evaporated	  seawater	  which	  will	  contain	  higher	  concentrations	  of	  Br	  relative	  to	  freshwater	  (Pennsylvania	  Geological	  Survey	  2010).	  As	  halite	  precipitation	  occurs	  in	  formation	  brines,	  Cl	  is	  incorporated	  into	  the	  salt	  as	  Br	  stays	  in	  solution	  which	  creates	  a	  relatively	  low	  Cl/Br	  ratio	  (Davis	  et	  al.	  1998).	  Anthropogenic	  sources	  of	  Cl	  such	  as	  halite	  (road	  treatment)	  affecting	  the	  ground	  water	  through	  surface	  infiltration	  will	  result	  in	  increased	  Cl	  concentrations	  which	  in	  turn	  leads	  to	  higher	  Cl/Br	  ratios.	  This	  will	  make	  the	  ground	  water	  affected	  by	  anthropogenic	  Cl	  distinguishable	  from	  those	  potentially	  receiving	  brine	  input.	  Low	  Br	  concentrations	  in	  the	  majority	  of	  the	  samples	  (below	  detection	  limit-­‐.23	  mg/L)	  creates	  a	  linear	  effect	  when	  plotted	  due	  to	  the	  samples	  being	  corrected	  to	  half	  the	  value	  of	  the	  detection	  limit	  for	  interpretation	  (figure	  11).	  Three	  samples	  (Ran-­‐
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02,	  Ran-­‐13	  and	  Ran-­‐14)	  have	  slightly	  elevated	  Br	  concentrations,	  with	  Ran-­‐02,	  the	  well	  with	  the	  highest	  dissolved	  methane	  concentration,	  representing	  the	  highest	  Br	  level	  (.23	  mg/L).	  Additionally,	  Ran-­‐02	  has	  a	  Cl/Br	  ratio	  of	  280.4	  which	  is	  similar	  to	  values	  reported	  for	  oil	  field	  brines	  (Davis	  et	  al.	  1998)	  (figure	  7a).	  However,	  with	  very	  high	  %RSD	  values	  when	  analyses	  are	  near	  the	  detection	  limit,	  Br	  concentrations	  are	  interpreted	  with	  consideration	  for	  potential	  inaccuracy.	  In	  order	  to	  assess	  other	  potential	  brine	  constituents,	  Na	  was	  plotted	  with	  Cl	  which	  showed	  a	  positive	  correlation	  with	  dissolved	  methane	  concentration	  (figure	  12).	  With	  Ran-­‐02	  (the	  groundwater	  well	  with	  the	  highest	  methane	  concentration)	  demonstrating	  brine	  constituents	  it	  is	  likely	  that	  this	  well	  is	  impacted	  by	  deep	  fluid	  mixing	  or	  is	  hydrologically	  exchanging	  at	  the	  freshwater/saltwater	  interface	  (as	  described	  by	  Siegel	  2014).	  However,	  the	  other	  two	  wells	  with	  high	  dissolved	  methane	  concentrations,	  Ran-­‐23	  and	  Ran-­‐12,	  do	  not	  have	  as	  strong	  Na	  and	  Cl	  signatures	  correlating	  with	  methane	  as	  compared	  to	  Ran-­‐02.	  	   Oxygen	  and	  hydrogen	  isotopes	  of	  the	  groundwater	  were	  examined	  to	  understand	  the	  potential	  surface	  water	  input	  into	  the	  aquifers.	  A	  local	  meteoric	  water	  line	  was	  plotted	  in	  comparison	  to	  the	  global	  meteoric	  water	  line	  to	  account	  for	  the	  differences	  observed	  in	  precipitation	  isotopes	  due	  to	  elevation,	  moisture	  source	  and	  latitude	  (Bowen	  2014,	  Kendall	  and	  McDonnell	  1998).	  The	  stray	  gas	  samples	  were	  plotted	  based	  on	  well	  depth	  to	  understand	  whether	  shallower	  wells	  and	  springs	  were	  potentially	  receiving	  more	  surface	  water	  input.	  Precipitation	  is	  typically	  more	  depleted	  with	  respect	  to	  both	  oxygen	  and	  hydrogen	  as	  compared	  to	  groundwater	  (figure	  13)	  (Kendall	  and	  McDonnell	  1998).	  There	  is	  no	  trend	  observed	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related	  to	  isotopic	  signature	  and	  well	  depth	  which	  may	  indicate	  surface	  water	  input	  is	  more	  related	  to	  localized	  conditions	  such	  as	  proximity	  to	  a	  stream	  or	  river	  that	  might	  be	  hydrologically	  connected	  to	  the	  well	  or	  mixing	  conditions	  at	  depth.	  	  The	  majority	  of	  the	  samples	  plot	  on	  or	  slightly	  above	  the	  LMWL.	  Samples	  plotting	  above	  the	  LMWL	  indicate	  d-­‐excess	  potentially	  linked	  to	  vapor	  sources	  originating	  from	  the	  Great	  Lakes	  and	  other	  mixed	  sources	  (Mulder	  2012).	  Additionally,	  none	  of	  the	  samples	  plot	  near	  the	  Appalachian	  brine	  region	  of	  the	  plot	  indicating	  that	  brine	  contributions	  to	  the	  groundwater	  are	  very	  minor	  in	  the	  area,	  which	  is	  supported	  by	  geochemical	  evidence	  (Warner	  et	  al.	  2012)	  (figure	  13).	  
4.2	  Linking	  Methane	  Occurrences	  with	  Natural	  Controls:	  
4.2.1	  Topography:	  The	  link	  between	  methane	  and	  topography	  was	  explored	  by	  comparing	  curvature	  surrounding	  wells	  with	  high	  and	  low	  methane	  concentrations.	  Negative	  curvature	  was	  interpreted	  to	  be	  a	  proxy	  for	  low	  topography	  with	  positive	  curvature	  representing	  highland	  or	  upslope	  areas.	  The	  three	  wells	  with	  the	  highest	  dissolved	  methane	  concentrations	  and	  three	  randomly	  selected	  wells	  with	  no	  detectable	  dissolved	  methane	  were	  analyzed	  for	  curvature	  in	  ArcGIS.	  The	  curvature	  analysis	  uses	  the	  second	  derivative	  of	  the	  surface	  to	  understand	  the	  physical	  characteristics	  of	  a	  drainage	  basin	  (Esri,	  2013).	  A	  grid	  of	  pixels	  representing	  a	  150	  m	  square	  was	  determined	  with	  the	  sampling	  point	  in	  the	  center	  pixel.	  Each	  pixel	  had	  a	  corresponding	  curvature	  value	  that	  indicated	  whether	  that	  particular	  pixel	  was	  in	  a	  negative	  or	  positive	  curvature	  location.	  	  The	  pixel	  grid	  values	  were	  then	  averaged	  to	  understand	  whether	  the	  sampling	  point	  was	  in	  an	  overall	  topographic	  low	  or	  high.	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Wells	  Ran-­‐02,	  Ran-­‐23	  and	  Ran-­‐12	  were	  the	  three	  wells	  that	  represented	  the	  high	  methane	  group	  and	  they	  had	  average	  curvature	  values	  of	  1.03,	  -­‐0.86	  and	  -­‐0.21	  respectively.	  The	  low	  methane	  wells,	  Ran-­‐06,	  Ran-­‐05	  and	  Ran-­‐19,	  had	  average	  curvatures	  of	  -­‐0.69,	  0.25	  and	  0.83	  respectively.	  	  These	  results	  indicate	  that	  localized	  curvature	  (150	  m2)	  will	  not	  dictate	  whether	  a	  well	  will	  have	  high	  or	  low	  methane	  concentrations.	  Due	  to	  sampling	  limitations,	  almost	  all	  of	  the	  sampled	  wells	  were	  in	  the	  river	  valley.	  While	  the	  high	  methane	  wells	  were	  located	  in	  the	  river	  valley,	  the	  remainder	  of	  the	  wells	  at	  similar	  elevations	  had	  low	  or	  no	  methane	  detected.	  However,	  the	  wells	  that	  were	  sampled	  representing	  higher	  elevations	  (Ran-­‐06,	  Ran-­‐09,	  Ran-­‐16	  and	  Ran-­‐18)	  had	  no	  significant	  methane	  concentrations..	  The	  topography	  of	  the	  area	  is	  clearly	  linked	  with	  subsurface	  structure	  so	  it	  is	  important	  to	  contextualize	  topographic	  controls	  within	  the	  overall	  structural	  picture,	  in	  this	  area	  the	  valley	  corresponds	  with	  the	  core	  of	  the	  anticline	  and	  potential	  surface	  expression	  of	  thrust	  faults	  (figure	  2).	  	  Future	  stray	  gas	  studies	  need	  to	  assure,	  if	  possible,	  sufficient	  sampling	  of	  wells	  on	  hill	  sides	  or	  hilltops	  are	  included	  in	  the	  sample	  set.	  Previous	  studies	  have	  shown	  strong	  correlations	  of	  valley	  settings	  with	  higher	  methane	  concentrations	  and	  lower	  concentrations	  in	  upland	  areas	  (Molofsky	  et	  al.	  2012,	  2013).	  Sufficient	  data	  for	  such	  an	  analysis	  was	  not	  available	  for	  this	  study	  area	  due	  to	  the	  predominant	  distribution	  of	  domestic	  and	  public	  supply	  wells	  occurring	  in	  valley	  settings.	  
4.2.2	  Well	  Depth:	  Well	  depth	  has	  also	  been	  a	  control	  used	  to	  explain	  dissolved	  methane	  occurrence	  with	  deeper	  wells	  containing	  higher	  dissolved	  methane	  concentrations	  due	  to	  either	  hydrostatic	  pressure	  or	  the	  well	  accessing	  deeper	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fluids	  (Li	  and	  Carlson	  2014).	  When	  well	  depth	  and	  methane	  concentration	  is	  examined	  spatially	  in	  the	  study	  area	  it	  becomes	  apparent	  that	  methane	  is	  extremely	  variable	  in	  relation	  to	  depth	  (figure	  14).	  Ran-­‐02	  is	  the	  well	  with	  the	  highest	  methane	  concentration	  in	  the	  study	  area	  (40.0	  mg/L)	  and	  this	  well	  is	  one	  of	  the	  deepest	  sampled	  (~320	  ft).	  However,	  another	  well	  of	  similar	  depth	  (370	  ft)	  (Ran-­‐25)	  that’s	  located	  ~.5	  km	  from	  Ran-­‐02	  in	  a	  similar	  lithology	  has	  a	  dissolved	  methane	  concentration	  of	  1.0	  mg/L.	  An	  attempt	  was	  made	  to	  sample	  other	  wells	  in	  close	  proximity	  to	  Ran-­‐02	  to	  understand	  the	  high	  methane	  occurrence.	  The	  nearest	  residential	  wells	  available	  for	  	  sampling	  were	  drilled	  at	  much	  shallower	  depths	  <100	  feet	  which	  hindered	  our	  comparative	  efforts.	  	   When	  a	  boxplot	  of	  well	  depth	  and	  dissolved	  methane	  concentration	  is	  examined	  it	  is	  evident	  that	  the	  highest	  methane	  concentrations	  occur	  in	  the	  deepest	  wells	  (Figure	  15a).	  However,	  the	  median	  dissolved	  methane	  concentration	  is	  similar	  regardless	  of	  well	  depth.	  When	  well	  depth	  and	  δ13CCH4	  values	  are	  shown	  in	  a	  box	  plot,	  it	  is	  interesting	  to	  note	  that	  the	  deepest	  wells	  have	  a	  slightly	  more	  depleted	  median	  δ13CCH4	  value	  as	  compared	  to	  other	  well	  depths	  (figure	  15b).	  	  This	  may	  be	  because	  microbial	  oxidation	  is	  occurring	  in	  shallower	  wells,	  enriching	  the	  remaining	  methane.	  	  With	  only	  3	  wells	  in	  the	  deepest	  well	  category,	  future	  studies	  should	  include	  a	  larger	  proportion	  of	  deeper	  wells	  to	  fully	  understand	  this	  trend.	  	  
4.2.3	  Subsurface	  Structure:	  With	  much	  of	  the	  study	  area	  running	  along	  the	  axis	  of	  the	  Elkins	  Valley	  anticline,	  it	  is	  likely	  that	  at	  some	  point	  in	  the	  deformation	  there	  were	  stress	  regimes	  that	  created	  fracture	  networks	  or	  faulting	  in	  the	  subsurface	  of	  the	  sampling	  region	  (figure	  2).	  Révész	  et	  al.	  (2010)	  in	  particular	  cited	  stray	  gas	  
	   30	  
migration	  along	  an	  anticlinal	  axis	  or	  through	  fracture	  networks.	  Due	  to	  the	  fact	  that	  very	  little	  structural	  data	  is	  available	  for	  the	  study	  area,	  lineament	  tracing	  was	  performed	  throughout	  the	  study	  area	  based	  on	  the	  3m	  DEM.	  While	  tracing	  did	  provide	  evidence	  that	  dense	  fracture	  patterns	  are	  likely	  occurring	  in	  the	  subsurface,	  which	  was	  confirmed	  through	  field	  observations,	  this	  is	  an	  imprecise	  analysis	  and	  is	  unable	  to	  quantitatively	  link	  dissolved	  methane	  concentrations	  and	  subsurface	  features	  (figure	  16).	  	  	   A	  3-­‐D	  model	  was	  constructed	  in	  Midland	  Valley	  Exploration’s	  Move	  software	  to	  confirm	  what	  units	  the	  wells	  were	  completed	  through	  and	  the	  influence	  of	  the	  anticline	  on	  stratigraphy	  and	  the	  wells.	  The	  model	  was	  constructed	  using	  published	  geologic	  maps	  and	  topographic	  elevation	  data	  from	  the	  30	  meter	  DEM.	  	  The	  orientations	  of	  stratigraphic	  horizons	  are	  constrained	  by	  their	  intersections	  with	  local	  topography,	  and	  those	  surfaces	  are	  projected	  into	  the	  subsurface.	  The	  projections	  of	  stratigraphic	  horizons	  into	  the	  subsurface	  is	  used	  to	  estimate	  the	  stratigraphic	  horizons	  that	  are	  penetrated	  by	  each	  of	  the	  wells	  in	  the	  study	  area.	  A	  cross	  section	  was	  taken	  north-­‐south	  along	  the	  limb	  of	  the	  anticline	  in	  the	  southern	  section	  of	  the	  study	  area	  in	  order	  to	  focus	  on	  Ran-­‐02,	  the	  high	  methane	  well	  (Figure	  17a).	  The	  model	  revealed	  that	  when	  the	  two	  wells	  at	  similar	  depth	  are	  compared,	  Ran-­‐02	  and	  Ran-­‐25,	  it	  seems	  as	  if	  Ran-­‐02	  may	  potentially	  access	  the	  Chemung	  Group,	  a	  shaly	  lithology	  below	  the	  Hampshire	  Formation	  (Figure	  17b).	  However,	  more	  wells	  to	  the	  north	  along	  the	  anticline	  also	  may	  be	  receiving	  contribution	  from	  the	  Chemung	  group.	  However,	  these	  wells	  are	  accessing	  the	  Chemung	  at	  a	  location	  where	  the	  group	  is	  exposed	  at	  the	  surface.	  In	  comparison,	  Ran-­‐02	  is	  accessing	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similar	  lithology	  where	  the	  unit	  is	  contained	  below	  the	  Hampshire	  formation.	  If	  gas	  is	  present	  within	  the	  Chemung	  group,	  it	  is	  more	  likely	  to	  occur	  in	  groundwater	  where	  it	  is	  “capped”	  by	  the	  Hampshire	  formation	  as	  compared	  to	  the	  more	  northern	  wells	  where	  the	  Chemung	  is	  exposed	  at	  the	  surface.	  Several	  of	  factors	  that	  may	  distinguish	  Ran-­‐02	  from	  other	  wells	  is	  the	  low	  yield	  of	  the	  well,	  as	  well	  as	  the	  regular	  pumping	  of	  the	  well	  performed	  by	  the	  well	  owner	  in	  order	  to	  build	  up	  a	  large	  water	  store.	  This	  prolonged	  pumping	  may	  result	  in	  a	  drawdown	  of	  the	  water	  table	  creating	  a	  localized	  pressure	  gradient	  that	  may	  not	  exist	  within	  other	  wells	  with	  higher	  yield,	  or	  less	  taxing	  usage	  of	  the	  available	  groundwater	  supply.	  While	  this	  is	  a	  hypothesis	  only	  supported	  by	  anecdotal	  evidence	  from	  the	  well	  owner	  and	  field	  observations,	  these	  particular	  characteristics	  are	  unique	  to	  well	  Ran-­‐02.	  
5.	  Conclusions:	  	   While	  the	  majority	  of	  the	  wells	  in	  the	  study	  area	  have	  low	  methane	  concentrations,	  high	  methane	  concentrations	  close	  to	  10mg/L	  or	  higher	  were	  found	  in	  3	  wells	  and	  with	  the	  remainder	  of	  the	  wells	  showing	  very	  low	  dissolved	  methane	  concentrations.	  Based	  on	  geochemical,	  isotopic	  and	  compositional	  evidence	  it	  seems	  likely	  that	  the	  stray	  gas	  in	  these	  aquifers	  has	  migrated	  from	  deeper	  formations.	  The	  methane	  was	  probably	  produced	  by	  thermogenic	  or	  CO2	  reduction	  pathways	  and	  later	  geochemically	  modified	  by	  post	  genetic	  processes	  like	  migration,	  mixing	  and	  microbial	  oxidation.	  However,	  low	  CO2	  concentrations,	  geochemistry	  and	  δ13CDIC	  values	  don’t	  necessarily	  support	  occurrence	  of	  microbial	  oxidation	  in	  these	  aquifers.	  Evidence	  of	  brine	  or	  mixing	  with	  deep	  saline	  fluids	  is	  observed	  within	  the	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geochemical	  data	  very	  clearly	  in	  Ran-­‐02,	  the	  high	  methane	  well,	  and	  when	  combined	  with	  interpretation	  of	  methane	  source	  this	  provides	  evidence	  for	  migration	  of	  deeper	  fluids	  into	  the	  shallower	  sampled	  aquifer	  in	  this	  particular	  well.	  When	  Ran-­‐23	  and	  Ran-­‐14,	  the	  other	  two	  high	  methane	  wells	  are	  examined	  for	  brine	  constituents,	  elevated	  Li	  levels	  are	  observed	  in	  Ran-­‐23	  (the	  second	  highest	  concentration	  after	  Ran-­‐02)	  but	  not	  in	  Ran-­‐14.	  The	  other	  brine	  constituents,	  Na	  and	  Cl,	  do	  not	  trend	  with	  high	  dissolved	  methane	  in	  these	  two	  wells.	  This	  may	  indicate	  a	  less	  direct	  or	  inconsistent	  source	  of	  deeper	  fluids	  to	  these	  other	  two	  wells	  with	  elevated	  dissolved	  methane	  concentrations	  	   We	  postulate	  that	  in	  order	  for	  the	  methane	  to	  migrate	  from	  depth,	  hydrologic	  connections	  or	  exchange/mixing	  with	  deep	  fluids	  must	  be	  occurring.	  With	  very	  little	  robust	  structural	  data	  for	  the	  study	  area,	  understanding	  fault	  and	  fracture	  systems	  is	  very	  difficult.	  However,	  preliminary	  fracture	  mapping	  and	  structural	  interpretation	  (figures	  16,	  17b)	  indicate	  that	  a	  complex	  fracture	  network	  or	  the	  anticlinal	  axis	  may	  be	  providing	  gas	  migration	  pathways	  or	  increased	  opportunity	  for	  mixing	  with	  deep	  fluids.	  Based	  on	  spatial	  analysis	  of	  methane	  occurrences,	  these	  structural	  controls	  as	  well	  as	  perhaps	  the	  pressure	  differential	  caused	  by	  extensive	  pumping	  in	  a	  low-­‐yield	  aquifer	  seem	  to	  be	  creating	  intensely	  localized	  high	  dissolved	  methane	  concentrations	  in	  3-­‐dimensional	  space.	  This	  study	  emphasizes	  the	  importance	  of	  rigorous	  baseline	  stray	  gas	  characterization	  due	  to	  the	  high	  spatial	  variability	  of	  dissolved	  methane	  concentrations	  in	  this	  region.	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6.	  Figures:	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Figure	  13	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Figure	  14	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Figure	  16	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Figure	  17a	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7.0	  Appendix	  :	  
7.1	  Table	  2:	  
Site	  Name	   pH	   Ca	  ug/L	   Mg	  ug/L	   K	  ug/L	   Na	  ug/L	   Cl	  ug/L	  
Ran-­‐01	   6	   11500	   4790	   1280	   8070	   2	  
Ran-­‐02	   9.1	   900	   113	   1150	   203000	   64500	  
Ran-­‐03	   7.9	   45000	   5250	   660	   4790	   6380	  
Ran-­‐04	   7.9	   35700	   5940	   740	   3280	   4590	  
Ran-­‐05	   7.8	   29100	   2580	   770	   1860	   1450	  
Ran-­‐06	   7.9	   23600	   16100	   1490	   15600	   790	  
Ran-­‐07	   6.9	   19700	   3130	   860	   2040	   740	  
Ran-­‐08	   7.9	   5600	   1450	   1280	   58700	   29100	  
Ran-­‐09	   7.1	   25700	   2310	   310	   2100	   1170	  
Ran-­‐10	   7.7	   13700	   1740	   490	   883	   400	  
Ran-­‐11	   6.8	   21200	   3050	   920	   11000	   6960	  
Ran-­‐12	   7.6	   14000	   5770	   1080	   40100	   2740	  
Ran-­‐13	   7.5	   8700	   2120	   1270	   44500	   18900	  
Ran-­‐14	   7.7	   13700	   2720	   1400	   43500	   23800	  
Ran-­‐15	   7.3	   15000	   4430	   1450	   32800	   18900	  
Ran-­‐16	   5.3	   1300	   637	   430	   2180	   1270	  
Ran-­‐17	   7.2	   19300	   5580	   1020	   8110	   11000	  
Ran-­‐18	   4.6	   9800	   3140	   1050	   4020	   2460	  
Ran-­‐19	   4.3	   16900	   10300	   1290	   50000	   30800	  
Ran-­‐20	   6.5	   34300	   14700	   1620	   8170	   3770	  
Ran-­‐21	   6.6	   350	   25	   460	   141000	   171000	  
Ran-­‐22	   6.6	   19300	   8560	   1590	   3950	   2750	  
Ran-­‐23	   8.9	   5600	   2980	   1050	   138000	   45400	  
Ran-­‐24	   7.8	   26400	   4220	   900	   29800	   8190	  
Ran-­‐25	   7.1	   13500	   4280	   2190	   61000	   42400	  
Ran-­‐26	   7.8	   10800	   3010	   1380	   44400	   34500	  
Ran-­‐27	   7.6	   19200	   7000	   730	   3380	   1660	  
Ran-­‐28	   5.7	   2400	   1140	   590	   903	   660	  
Ran-­‐29	   7.3	   21700	   5490	   1460	   14300	   4000	  
Ran-­‐30	   5.7	   1700	   544	   790	   885	   570	  
Ran-­‐31	   7	   36100	   7210	   1210	   9310	   43100	  
Ran-­‐32	   6.1	   4800	   2220	   910	   2490	   510	  
Ran-­‐33	   6.9	   65400	   5890	   1500	   30900	   37000	  
Ran-­‐34	   6.9	   20200	   3680	   1730	   37800	   36800	  
Ran-­‐35	   6.2	   20400	   2390	   1250	   23000	   34500	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Site	  Name	   Dissolved	  CH4	  (mg/L)	   δ
13C1	   δDC1	   δ13CDIC	   δ2HH2O	   δ18OH2O	  
Ran-­‐01	   0	   	   	   -­‐20.0	   -­‐58	   -­‐10.6	  Ran-­‐02	   40	   -­‐57.74	   -­‐221	   -­‐8.0	   -­‐59	   -­‐10.3	  
Ran-­‐03	   0	   	   	   -­‐12.9	   -­‐57	   -­‐10.2	  Ran-­‐04	   0	   	   	   -­‐11.9	   -­‐56	   -­‐10.4	  Ran-­‐05	   0	   	   	   -­‐11.1	   -­‐56	   -­‐10.5	  Ran-­‐06	   0	   	   	   -­‐6.2	   -­‐65	   -­‐11.2	  Ran-­‐07	   0	   	   	   -­‐13.3	   -­‐58	   -­‐10.4	  Ran-­‐08	   2	   -­‐62.74	   -­‐185	   -­‐16.3	   -­‐60	   -­‐10.4	  
Ran-­‐09	   0	   	   	   -­‐14.2	   -­‐62	   -­‐11.1	  Ran-­‐10	   0	   	   	   -­‐12.3	   -­‐60	   -­‐10.5	  Ran-­‐11	   1	   -­‐72.80	   -­‐220	   -­‐20.3	   -­‐56	   -­‐10.1	  
Ran-­‐12	   10	   -­‐47.14	   -­‐192	   -­‐17.9	   -­‐60	   -­‐10.2	  
Ran-­‐13	   1	   -­‐43.50	   -­‐13	   -­‐18.5	   -­‐61	   -­‐10.6	  
Ran-­‐14	   1	   -­‐62.05	   -­‐155	   -­‐16.5	   -­‐61	   -­‐10.5	  
Ran-­‐15	   1	   -­‐54.16	   -­‐145	   -­‐19.0	   -­‐61	   -­‐10.4	  
Ran-­‐16	   0	   	   	   -­‐23.0	   -­‐68	   -­‐11.4	  Ran-­‐17	   0	   	   	   -­‐15.8	   -­‐64	   -­‐10.8	  Ran-­‐18	   0	   	   	   -­‐14.0	   -­‐65	   -­‐11.1	  Ran-­‐19	   0	   	   	   -­‐20.8	   -­‐58	   -­‐10.5	  Ran-­‐20	   0	   	   	   -­‐18.6	   -­‐61	   -­‐10.7	  Ran-­‐21	   0	   -­‐78.60	   -­‐234	   -­‐19.9	   -­‐65	   -­‐10.5	  
Ran-­‐22	   0	   	   	   -­‐17.4	   -­‐63	   -­‐11.2	  Ran-­‐23	   14	   -­‐49.85	   -­‐195	   -­‐12.8	   -­‐58	   -­‐10.1	  
Ran-­‐24	   7	   -­‐50.04	   -­‐212	   -­‐16.9	   -­‐61	   -­‐10.7	  
Ran-­‐25	   1	   -­‐62.74	   -­‐184	   -­‐16.5	   -­‐57	   -­‐10.5	  
Ran-­‐26	   3	   -­‐57.41	   -­‐181	   -­‐16.4	   -­‐62	   -­‐10.5	  
Ran-­‐27	   0	   	   	   -­‐14.1	   -­‐56	   -­‐10.5	  Ran-­‐28	   0	   	   	   -­‐17.1	   -­‐61	   -­‐10.3	  Ran-­‐29	   0	   	   	   -­‐16.4	   -­‐61	   -­‐10.3	  Ran-­‐30	   0	   	   	   -­‐24.8	   -­‐68	   -­‐11.0	  Ran-­‐31	   0	   	   	   -­‐15.2	   -­‐62	   -­‐10.2	  Ran-­‐32	   0	   	   	   -­‐19.6	   -­‐66	   -­‐10.7	  Ran-­‐33	   0	   	   	   -­‐18.5	   -­‐64	   -­‐10.7	  Ran-­‐34	   1	   -­‐43.98	   -­‐75	   -­‐18.0	   -­‐65	   -­‐10.4	  
Ran-­‐35	   0	   	   	   -­‐16.0	   -­‐70	   -­‐11.1	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